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Os ácidos naftênicos são considerados os principais responsáveis pela corrosão no 
processo de refino do petróleo, e se não for devidamente monitorada, a corrosão 
naftênica pode causar graves prejuízos para a indústria petroquímica. No primeiro 
capítulo deste trabalho duas amostras de petróleo, tratadas a 300°C/2h e 350°C/6h, 
foram postas em contato com aço carbono AISI 1020 durante 15 dias. A acidez do óleo 
original e dos produtos oriundos do tratamento térmico foi monitorada por número de 
acidez total (NAT), espectrometria de massas de altíssima resolução e exatidão (ESI(-)-
FT-ICR) e a corrosão no aço foi  monitorada por microsospia de força atômica (AFM). 
Os dados de ESI(-)-FT-ICR MS mostraram que na classe O2, as principais espécies 
majoritárias detectadas foram de número de carbono C25-C32 e DBE = 3. Para o 
tratamento a 350ºC/6h, observou-se uma redução de ~ 80% no NAT. Os resultados 
obtidos por AFM mostraram que a topografia da superfície do aço exposto ao óleo 
tratado a 300°C/2h possui efeitos mais pronunciados de corrosão, pois, o padrão de 
rugosidade medido pela "altura de pico a pico" da superfície, indicou que a superfície 
exposta ao óleo 300°C/2h, embora apresente uma série de irregularidades é menos 
pronunciada, que a superfície do aço exposto ao óleo tratado a 350°C/6h. No segundo 
capítulo, dois petróleos com acidez distinta, J e G, foram caracterizados por ESI (-) - 
FT-ICR MS. O aço AISI 316 foi analisado por microscopia ótica, microscopia de força 
atômica e por espectroscopia Raman. Os resultados mostraram que as principais 
classes identificadas nas amostras foram as classes O2 e N2. Em relação à classe O2, 
as principais espécies majoritárias detectadas foram de número de carbono C24-C35 e 
DBE= 3  e C29-C35 e DBE= 4. As imagens de AFM revelaram que para o intervalo de 14 
dias,  o  aço exposto ao óleo J, apresentou fortes alterações topográficas em relação ao 
branco,caracterizando o início do processo corrosivo. Essas informações são 
compatíveis com os espectros de Raman, em que para este intervalo de tempo foram 
evidenciados a formação de Goetita, Magnetita e Hematita. As alterações topográficas 
para o aço exposto ao petróleo G, só puderam ser observadas após 21 dias de análise 
por AFM. No terceiro capítulo, uma amostra de petróleo foi tratada termicamente, na 
presença e ausência de catalisador, a 300 e 350 ºC pelo período de 2, 4 e 6 horas. A 
acidez do petróleo original e dos produtos oriundos do tratamento térmico com 
catalisador foi determinada pelo NAT. A variação do conteúdo de polares nas amostras, 
em especial a classe O2, foi monitorada por ESI (-)-FT-ICR MS. De uma maneira geral, 
as principais classes identificadas para ambas às amostras foram O2, N e NO2, 
respectivamente. Em relação à classe O2 correspondente aos ácidos naftênicos, as 
principais espécies majoritárias foram de C25-C32 e DBE = 4. Observou-se uma redução 
de 43,50% no petróleo degradado á 350°C durante 4h na presença do catalisador 
evidenciando assim a eficiência da remoção dos ácidos naftênicos nas condições 
avaliadas. 









Naphthenic acids are considered primarily responsible for corrosion in the oil refining 
process, and if not properly monitored, the naphthenic corrosion can cause severe 
damage to the petrochemical industry. In the first chapter of this work, two oil samples 
treated at 300°C/2h 350°C/6h, were brought in contact with carbon steel AISI 1020 for 
15 days. The acidity of the original and products from oil heat treatment was monitored 
by TAN ESI (-) - FT-ICR-MS and corrosion on steel was monitored by AFM. The ESI (-) 
- FT-ICR MS showed that the O2 class, the major species detected were majority 
carbon number of C25-C32 and DBE = 3. For treatment at 350°C/6h, there was a 
reduction of ~ 80% in the TAN. The results showed that AFM topography of the steel 
surface exposed to the oil treated at 300°C/2h has higher effects of corrosion, since the 
pattern of roughness measured by "peak to peak height" of the surface, indicated that 
the surface exposed to the oil 300°C/ 2h, although it presents a number of irregularities 
is less pronounced, the surface exposed to the oil-treated steel at 350°C/6h. In the 
second chapter, two oils with different J and G acidity were characterized by ESI (-) - 
FT-ICR MS. The AISI 316 steel was analyzed by optical microscopy, atomic force 
microscopy and Raman spectroscopy. The results showed that the major classes were 
identified in the samples classes O2 and N2. Regarding O2 class, the major species 
detected were majority of carbon number C24 and C35 = 3 DBE and DBE and C29-C35 = 
4. The AFM images showed that the interval for 14 days, the steel exposed to oil J, 
showed strong topographic changes from white, characterizing the onset of the 
corrosion process. This information is consistent with the Raman spectra that for this 
period of time the formation of goethite, hematite and magnetite were evidenced. 
Topographical changes to the exposed steel to oil G could only be observed after 21 
days of analysis by AFM. The third chapter, a sample oil was thermally treated in the 
presence and absence of catalyst at 300 and 350 ° C for a period of 2, 4 and 6 hours. 
The acidity of the original oil and products derived from thermally treated catalyst was 
determined by TAN. The variation in the content of polar samples, particularly class O2 
was monitored by ESI (-) - FT-ICR MS. Generally, the major classes identified for both 
samples were N, NO2, and O2, respectively. Regarding O2 class corresponding to 
naphthenic acids, the major species were majority of C25-C32 and DBE = 3. There was a 
43.50% reduction in the degraded oil at 350°C for 4h in the presence of the catalyst thus 
demonstrating the efficiency of removal of naphthenic acids under the conditions 
evaluated. 
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1. INTRODUÇÃO  
 
1.1 Histórico do Petróleo 
1.1.1 Mundial 
Desde os tempos bíblicos há registro da participação do petróleo na vida da 
humanidade. 1 Na Babilônia antiga, os tijolos eram assentados com asfalto, e o betume 
era frequentemente utilizado pelos fenícios na impermeabilização das embarcações. 2 
Os egípcios o utilizaram na pavimentação de estradas, para embalsamar mortos e na 
construção de pirâmides, enquanto os gregos e os romanos o utilizavam para fins 
bélicos. No continente Americano os índios pré-colombianos utilizavam o petróleo para 
fins de decoração e para impermeabilizar seus potes de cerâmica. 2 
O início da busca pelo petróleo na sociedade moderna data de 1859 quando os 
Estados Unidos da América (EUA) iniciaram o processo de exploração comercial logo 
após a descoberta de um poço feita por Drake na Pensilvânia. 2 O resultado da 
destilação do petróleo em produtos que substituíram o querosene para iluminação foi o 
estopim para exploração e do petróleo como um produto comercial. Posteriormente, a 
invenção de motores movidos á gasolina e á diesel alavancou ainda mais esta 
indústria, pois os derivados do petróleo começaram a gerar lucro. Tal fato motivou a 
multiplicação de poços até o final do século XIX. Até 1945 o petróleo produzido era 
proveniente dos EUA, maior produtor, seguido de Venezuela, México, Rússia, Irã e 
Iraque. Todavia, a intensa atividade exploratória utilizando novas técnicas de 
exploração somadas ao pioneirismo marítimo contribuiu para a perda da hegemonia 
norte americana na produção e exploração do petróleo.2,3  
A década de 60 foi marcada pelo consumo desenfreado devido ao excesso de 
produção e aos baixos custos de mercado. Além disso, a descentralização da produção 
de petróleo foi reafirmada pelas expressivas reservas de petróleo e gás no Oriente 
Médio e na então União Soviética. Nos anos 70 ocorreram grandes descobertas no mar 
do Norte, no México e em países do terceiro mundo. Nas décadas de 80 e 90 avanços 
tecnológicos diminuíram os custos da exploração e produção em cerca de 60%. 
Criando assim, um novo ciclo econômico para indústria petrolífera.  Dessa forma, ao 
longo do tempo, o petróleo foi se impondo como fonte de energia e fundamental ás 





A história do petróleo no Brasil se iniciou em 1858, quando o marquês de Olinda 
assinou o decreto n°2.266 concedendo a José Barros Pimentel o direito de extrair barro 
betuminoso para produzir querosene em terrenos da Bahia. 2 Porém, somente em 1897 
foi perfurado o primeiro poço com o objetivo de encontrar petróleo no Brasil. Em 1919, 
foi criado o Serviço Geológico e Mineralógico do Brasil, que perfurou sem sucesso 63 
poços nos estados do Pará, Alagoas, Bahia, São Paulo, Paraná, Santa Catarina e Rio 
Grande do Sul. Em 1938, sob jurisdição, do Departamento Nacional de Produção 
Mineral (DNPM) iniciou-se o processo de perfuração do poço DNPM-163 em Lobato, 
Bahia. O poço foi perfurado com uma sonda rotativa e encontrou petróleo a uma 
profundidade de 210 metros. 2 Apesar de ter sido considerado antieconômico os 
resultados do poço foram de grande importância para o desenvolvimento das atividades 
petrolíferas no país. Até 1939 aproximadamente 80 poços foram perfurados. 2 Em 1953 
no governo de Getúlio Vargas, foi instituído o monopólio estatal do petróleo com a 
criação da Petrobras, que marcou o ponto de partida definitivo nas pesquisas do 
petróleo brasileiro. Desde que foi criada, a Petrobras já descobriu petróleo em vários 
estados da federação e a cada década novos campos são descobertos. A produção de 
petróleo no Brasil cresceu de 750m³/dia para 182000m3/dia no final da década de 70, 
devido aos contínuos avanços tecnológicos de perfuração e produção na plataforma 
continental. 2 Em 2006 com o início das operações da FPSO (Floating Production 
Storage Offloading) P-50 na bacia de Campos, o Brasil se tornou auto suficiente na 
produção de petróleo. Em 2011, a produção nacional de petróleo aumentou 2,5%, 
ultrapassando a marca de 768,5 milhões de barris, o que situou o país na 13° posição 
no ranking mundial de produtores de petróleo. Em 2013, foram perfurados 608 poços, 
25,4% a menos que em 2012, sendo que a produção nacional diminuiu 2,1%, média de 
2,02 milhões de barris por dia, quando comparado á média de 2,07 milhões de barris 
por dia em 2012.4  Nos últimos 10 anos o crescimento médio da produção brasileira foi 
de 4,2% sendo o estado do Rio de Janeiro o responsável por 74% da produção total. 4,5  
 
1.1.3 Espírito Santo 
No estado do Espirito Santo, as pesquisas em petróleo só tiveram início em 1957 com o 
deslocamento de uma equipe de pesquisa para São Mateus. O primeiro poço foi 
perfurado em Conceição da Barra dois anos após o início das pesquisas no estado. 
Todavia, não se obteve êxito na descoberta de petróleo neste município. 3 5 Em 1967 
22 
 
descobriu-se pela primeira vez petróleo em solo espírito santense, em São Mateus. 
Dois anos depois, foi descoberto o primeiro campo que apresentou condições de 
produção comercial. Na década de 70, no campo de Cação, foi descoberto o primeiro 
poço no mar que apresentava condições de produção comercial. Na década de 80 o 
estado do Espírito Santo alcançou a marca de produtiva de 24.984 barris de petróleo 
por dia, recorde que se estendeu até o ano de 2001. 5 No ano de 2006, teve início o 
processo de extração experimental de petróleo da camada do Pré-sal, no Campo de 
Jubarte, Sul do Estado. E em 2006, a Petrobras anunciou oficialmente Bo início da 
produção comercial na camada do Pré-sal no Espirito Santo, no campo de Cachalote. A 
partir de então o Estado do Espírito Santo se tornou destaque na produção de petróleo 
e Gás natural no Brasil, e graças ás descobertas realizadas, se tornou a segunda maior 
província petrolífera do país possuindo campos petrolíferos tanto em terra como em 
mar, com águas rasas, profundas e ultraprofundas. Responsável por 15% do volume 
nacional, até o ano de 2015 deverá alcançar uma produção de 500 mil barris de óleo 
por dia. 5,6  
 
1.2 Petróleo 
O petróleo é definido como uma mistura complexa de compostos orgânicos que se 
acumularam em depósitos subterrâneos por milhares de anos. Estes compostos podem 
ser classificados em quatro grandes grupos: hidrocarbonetos saturados (cíclicos, 
parafinas e naftênicos), hidrocarbonetos aromáticos, resinas e asfaltenos.7 
Elementarmente, o petróleo é constituído por carbono (80 a 90%) hidrogênio (10 a 
15%) oxigênio (4%), enxofre (5%) nitrogênio (2%) e traços de metais como níquel e 
vanádio. Porém, para facilitar a compreensão e o estudo, normalmente a composição 
do petróleo é expressa em termos da proporção de hidrocarbonetos saturados, 
aromáticos e compostos polares, figura 1. 
 
Figura 1. Composição do petróleo com as respectivas porcentagens dos compostos que o constituem. 






Os hidrocarbonetos são substâncias orgânicas constituídas apenas por carbono e 
hidrogênio e são classificados em parafínicos, naftênicos e aromáticos.9 Os parafínicos 
são saturados e possuem cadeia linear ou ramificada; já os naftênicos são saturados e 
contém um ou mais anéis não aromáticos, e cada um dos anéis pode apresentar 
cadeias parafínicas. Os aromáticos contêm no mínimo um anel aromático, como 
benzeno e fenantreno, os quais podem estar ligados a anéis naftênicos e cadeias 
parafínicas. A relação entre a massa molar e os hidrocarbonetos parafínicos presentes 
no petróleo é inversamente proporcional. Sendo assim, quanto maior a massa molar e 
o ponto de ebulição do petróleo, menor será a quantidade de hidrocarbonetos 
parafínicos presente em sua composição.10 Por conseguinte, a relação entre os 
hidrocarbonetos naftênicos e a massa molecular do petróleo é diretamente 
proporcional. Logo, quanto maior for à sua massa molar, maior será a quantidade de 
hidrocarbonetos naftênicos presentes em sua constituição. Os hidrocarbonetos 
aromáticos contêm cadeias parafínicas, anéis naftênicos e anéis aromáticos fundidos. 
Estes compostos podem ser encontrados em frações de petróleo com baixa massa 
molar e ponto de ebulição. 10  
1.2.2 Compostos Polares (N, S e O) 
 
Os não hidrocarbonetos, também denominados compostos polares, são substâncias 
orgânicas que além de carbono e hidrogênio, também possuem nitrogênio, enxofre, 
oxigênio e espécies metálicas, tais como vanádio, níquel e cobre, em sua constituição. 
Podem ser subdivididos em compostos nitrogenados, oxigenados e compostos de 
enxofre, sendo este último, o mais abundante no petróleo.  
1.2.3 Compostos nitrogenados 
Os compostos nitrogenados são encontrados em baixa concentração no petróleo, 
todavia, mesmo em porcentagem de até 2%, estes compostos estão associados ao 
envenenamento de catalisadores de craqueamento, desativação de catalisadores 
devido a formação de coque e formação de goma em óleos combustíveis. Estes 
compostos são classificados em básicos e não básicos. Piridinas, determinados pirróis, 
aminas primárias, N-alquil indóis e alquil-aril- aminas são grupos que representam os 
compostos nitrogenados básicos e os indóis, carbazóis, as porfirinas e determinados 
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pirróis são exemplos de grupos que representam os compostos nitrogenados não 
básicos, figura 2. 
 
Figura 2. Exemplos de alguns compostos nitrogenados encontrados no petróleo. Fonte: Simas, R.C. 
2010 apud VAZ, B.G. 2011. 
8,11 
 
1.2.4 Compostos de Enxofre 
Geralmente, os compostos de enxofre são encontrados em maior porcentagem no 
petróleo quando comparados aos compostos nitrogenados, com uma faixa de 0,05% 
até 4% em peso. 2 Compostos sulfurados podem ser divididos em cinco principais 
classes: tióis, sulfetos, dissulfetos, sulfóxidos, e tiofenos, sendo esta, a mais abundante 
no petróleo. As estruturas químicas de alguns compostos pertencentes a esta classe 























Figura 3. Exemplos de alguns compostos de enxofre encontrados no petróleo. Fonte: Simas, R.C. 2010 
apud VAZ, B.G. 2011. 
8,11 
 
Estes compostos estão distribuídos ao longo de toda cadeia produtiva do petróleo e 
geralmente quanto maior a densidade do petróleo, maior será seu teor de enxofre. Os 
compostos sulfurados além aumentarem a polaridade do petróleo e consequentemente 
a estabilidade das emulsões,  também são considerados os principais responsáveis por 
causar corrosão em equipamentos, envenenamento de catalisadores e emitir poluentes 
atmosféricos na indústria petroquímica.12  
1.2.5 Compostos oxigenados 
Os compostos oxigenados são encontrados no petróleo, majoritariamente na forma de 
ácidos carboxílicos e fenóis. Os ácidos carboxílicos são também denominados  ácidos 
naftênicos por possuírem em sua estrutura anéis saturados de cinco ou seis membros e 
uma única carboxila. Estes compostos aparecem em torno de 0,1 a 2% em quantidade 
do total dos compostos do petróleo.  Os ácidos naftênicos são formados no óleo por 
meio da degradação bacteriana em hidrocarbonetos. As bactérias atacam os 
hidrocarbonetos parafínicos formando principalmente compostos com anéis naftênicos 
e compostos aromáticos de cadeia curta.13 De um modo geral estes compostos tendem  
a se concentrar nas frações mais pesadas e são responsáveis pela  acidez e coloração 
































petróleo. Por meio da figura 4 é possível observar algumas possíveis estruturas 
compostos oxigenados.  
 
Figura 4. Ilustração de compostos oxigenados  encontrados no petróleo. 
  
1.3  Caracterização do petróleo 
Tendo em vista a complexidade dos compostos que constituem o petróleo, existem 
parâmetros que são estipulados pela American Society for Testing and Materials ASTM, 
para determinar suas características intrínsecas que dependem da origem e histórico 
de evolução do petróleo e propriedades extrínsecas que dependem da contaminação 
do petróleo pela água de formação. Dentre todos os parâmetros de caracterização, 
podemos citar principalmente a densidade (°API), curva de destilação, viscosidade, 
número de acidez total, teor de enxofre que são propriedades intrínsecas e teor de sal e 
água (BSW) que são propriedades extrínsecas do petróleo. 
 
1.3.1 Densidade (°API) 
O grau API é uma escala hidrométrica elaborada pelo American Petroleum Institute – 
API, em conjunto com a National Bureau of Standards, utilizada para medir a densidade 
relativa do petróleo.  De acordo com esta escala quanto maior a densidade do óleo 
menor será seu grau API e quanto menor a densidade do óleo maior será seu °API.14 A 
densidade do óleo é calculada a partir da seguinte equação:  
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                      𝐴𝑃𝐼 = (
141,5
𝑑60
) − 131,5                     Equação 1 
 
* d60  é a densidade relativa a 60ºF, em relação a densidade da água a 60ºF. 
Na tabela 1 a seguir é apresentada a classificação do petróleo segundo a American 
Petroleum Institute (°API). 
Tabela 1.Classificação do Petróleo de acordo com °API 
Classificação do Petróleo Densidade (d)  Kg/m
3 °API 
Petróleo leve <  870 >  31,1 
Petróleo médio 870 a 920 22,3 a 31.1 
Petróleo pesado 920 a 1000 10 a 22.3 
Petróleo extrapesado > 1000 < 10 
 
1.3.2 Curva de destilação  
Cada petróleo possui uma curva de destilação característica. Assim, os compostos do 
petróleo são separados conforme sua diferença de volatilidade.  Haja vista que 
petróleos com elevado teor de carbono possuem maior ponto de ebulição, pois 
hidrocarbonetos com maior peso molecular têm maior ponto de ebulição do que os 
hidrocarbonetos com menor peso molecular.   Por meio de uma curva de destilação, 
pode-se observar a temperatura de ebulição e o volume obtido dos destilados 
provenientes do petróleo. Esta curva é obtida por meio de metodologias consolidados 
pela American Society for Testing and Materials (ASTM D28-92).15  
 
1.3.3 Viscosidade 
A viscosidade mede a resistência de um fluido ao escoamento. A viscosidade absoluta 
é definida como a força por unidade de área requerida para manter um fluido em 
velocidade constante em um determinado espaço.  Dessa forma, quanto maior a 
viscosidade do petróleo menor será sua velocidade de escoamento e 
consequentemente mais energia deverá ser empregada para se fazer o seu arraste. 14 
A viscosidade do petróleo é obtida por meio de metodologias consolidados pela 
American Society for Testing and Materials (ASTM D7042-04).14  
28 
 
1.3.4 Número de Acidez Total 
A acidez do petróleo e seus derivados é controlada pelo número de acidez total que 
segue a metodologia descrita na norma ASTM D 664-09 (ASTM D 664-09). O número 
de acidez total determina a quantidade de ácidos presentes no óleo por meio do 
consumo de hidróxido de potássio, KOH, em miligramas, necessário para neutralizar 
um grama do produto. A norma ASTM D 664-04, que descreve uma titulação 
potenciométrica, determina a quantidade total de ácidos no óleo, sejam eles ácidos 
naftênicos, graxos ou inorgânicos. A acidez do petróleo é considerada elevada se a 
mesma estiver acima de 0,5 mg de KOH g-1.16 
  
1.3.5 Teor de enxofre 
A análise do teor de enxofre no petróleo é feita de acordo com a norma ASTM D4294.17 
Este método de ensaio abrange a determinação do enxofre total de petróleo e produtos 
derivados do petróleo que são monofásicos e qualquer líquido em condições 
ambientes, liqüidificável com aquecimento moderado, ou solúvel em solventes de 
hidrocarbonetos. Estes materiais podem incluir o combustível diesel, querosene de 
aviação, querosene, óleo destilado, nafta, óleo residual, óleo lubrificante base, óleo 
hidráulico, óleo cru, gasolina sem chumbo, gasolina com álcool, biodiesel e de produtos 
petrolíferos similares. Este método de ensaio proporciona uma medição rápida e 
precisa de enxofre total em petróleo e produtos petrolíferos com um mínimo de 
preparação da amostra. O tempo de análise é de 5 minutos por amostra. Neste teste a 
amostra é colocada sob um feixe emitido a partir de um tubo de raios-X. A radiação X 
característica de cada medida, e a contagem acumulada é comparada com as 
contagens a partir de amostras de calibração previamente preparada para se obter a 
concentração de enxofre em wt % (porcentagem em massa). Um mínimo de três 
grupos de amostras de calibração são necessárias para abranger cada faixa de 






1.3.6 Teor de sais e água 
No petróleo, o sal pode se encontrar dissolvido ou na forma de sólidos suspensos na 
água em emulsão com o óleo. O teor de sal e areia contidos no óleo cru interfere 
diretamente no processamento e refino do petróleo, pois estes agregados formam 
depósitos, provocam corrosão por gerarem   ácido clorídrico nas condições reinantes 
nos equipamentos de destilação e afetam o desempenho de catalisadores nas 
unidades de conversão da refinaria. Para retirar os sais do petróleo adiciona-se água ao 
mesmo com a finalidade de dissolvê-los. Em seguida adiciona-se desemulsificante para 
retirar a água. O teor de sais no petróleo é obtido por meio de metodologias 
consolidados pela American Society for Testing and Materials (ASTM D 6470).18  
 
1.4 Petroleômica 
Petroleômica é o termo utilizado para descrever o estudo dos componentes do petróleo 
e como estes componentes interferem nas propriedades e reatividade de um óleo 
específico.19 Estudar e compreender a composição do petróleo é de fundamental 
importância para o desenvolvimento dos processos de refino industriais, pois a 
composição deste é o que determina seu valor econômico no mercado petrolífero.20 
Dessa forma, o conhecimento composicional do petróleo torna a companhia 
petroquímica capaz de produzir óleo das reservas com mais eficiência, predizendo 
possíveis problemas de produção e refino, reduzir a quantidade de subprodutos e 
resíduos além de precaver-se contra a formação de precipitados em dutos levando 
assim resultados financeiros mais lucrativos. Diante disso, a espectrometria de massas 
com ressonância ciclotrônica de íons por transformada de Fourrier (FT-ICR MS) surge 
como um expoente, uma vez que possui a resolução e exatidão necessária para 
resolver individualmente cada componente de uma matriz complexa, que possibilita a 
classificação dos compostos por tipo de classe, DBE (número de ligações duplas/anéis) 
e números de carbonos. A análise de petróleo por meio dessa técnica tem identificado 
milhares de espécies que compõem dezenas de diferentes classes de compostos.21  
 
1.5 Espectrometria de massas 
Espectrometria de massas é uma técnica analítica em que átomos ou moléculas são 
separados conforme suas relações massa-sobre carga (m/z). Essa relação é utilizada 
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para se obter informações a respeito da massa molar e características estruturais das 
moléculas e átomos que compõe uma determinada amostra. Devido á sua versatilidade 
e aplicabilidade, esta técnica foi difundida entre várias áreas da química, biologia e 
medicina.  Destacando-se devido á sua alta sensibilidade, velocidade de análise e limite 
de detecção. 21 Além de separar e identificar os íons, esta técnica também é capaz de 
detalhar a quantidade de íons gerados em uma determinada relação m/z, determinar o 
padrão isotópico, que é único para cada substância, determinar a composição 
elementar de uma determinada substância a partir da exatidão em massas além de 
elucidar a estrutura da molécula e quantificá-la.22 Os espectrômetros de massas são 
constituídos por um sistema de injeção de amostra, um fonte de ionização, uma 
analisador de massas, um detector, responsável por transformar a abundância de íons 
em sinal de corrente elétrica, que será processado e convertido em função da razão de 
m/z.22 
 
1.5.1 Histórico  
A história da espectrometria de massas começou no laboratório Cavendish na 
Universidade de Cambridge com o Prof. Joseph John Thomson. Estudando cargas 
elétricas em gases, ele descobriu o elétron em 1887. Na primeira década do século XX 
Thomson, construiu o primeiro espectrômetro de massas, para determinar a razão 
massa carga (m/z) dos íons. Neste equipamento, os íons gerados por descargas 
elétricas nos tubos eram submetidos a campos elétricos e magnéticos, os quais faziam 
com que os íons percorressem trajetórias parabólicas. Entretanto, quando neônio era 
usando como gás de preenchimento, o espectro apresentava duas parábolas referentes 
à m/z 20 e m/z 22. Mais tarde, Francis William Aston, aluno de Thomson, construiu um 
espectrômetro de massas que ajudou a provar que a parábola referente ao m/z 22, 
anteriormente observada por seu professor, era relativa ao isótopo de neônio. Por volta 
de 1920, o Professor A. J. Dempster da Universidade de Chicago desenvolveu um 
protótipo de espectrômetro de massas que utilizava uma deflexão magnética com foco 
de direção dos íons. Dempster também desenvolveu a primeira fonte de ionização por 
elétrons (EI), a qual ioniza moléculas volatilizadas com um feixe de elétrons a partir de 
um filamento aquecido. EI ainda é usada amplamente em espectrômetros de massas 
modernos. Em 1946, Willian E. Stephens propôs o conceito de tempo-de-voo (TOF) 
como princípio para discriminação de m/z. Em um analisador TOF, íons são separados 
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com base na diferença de suas velocidades à medida que eles se movem em direção 
ao detector. O analisador TOF é rápido, apresenta alto poder de resolução, alta 
exatidão e aplicável a detecção cromatográfica além de ser usado para determinar 
massas de biomoléculas grandes devido a sua capacidade virtual ilimitada de faixa de 
massa. 19 
Em 1950, Wolfang Paul introduziu o quadrupolo como analisador de massas. O 
quadrupolo apresentou-se ideal para o acoplamento com cromatografia gasosa e 
líquida. Neste analisador, um campo elétrico quadrupolar, composto por corrente 
contínua e constante, foi utilizado para separar os íons. Aproximadamente 24 anos 
mais tarde, surge o ICR (ressonância ciclotrônica de íons) com transformada de 
Fourrier.  Inicialmente descrito por J. A. Hipple e colegas, o ICR opera submetendo íons 
em um campo elétrico oscilante e em um campo magnético uniforme, levando os íons a 
seguir um caminho em espiral na cela de ICR. Melvin B. Comissarow e Alan G. 
Marshall revolucionaram o ICR desenvolvendo o FT-ICR MS. A grande vantagem desta 
técnica é que vários íons são discriminados simultaneamente e exatidão na ordem de 
ppb é rotineiramente obtida. Em 2005, Alexander Makarov inventou o mais recente 
analisador de massas, o Orbitrap. Este analisador consiste em dois eletrodos dispostos 
coaxialmente, uma superfície externa cilíndrica e um eletrodo interno orientado na 
forma de eixo. Um potencial elétrico constante é aplicado nestes dois eletrodos, criando 
um campo eletrostático com distribuição de potencial quadro-logarítmica. Os íons 
oscilam na presença deste campo, a imagem da corrente induzida nos eletrodos é 
convertida por transformada de Fourier no  domínio de frequência, que posteriormente 
é transformado no espectro de massas. O orbitrap tem como característica alta 
exatidão (1-5 ppm) e resolução de massas (até 240.000,00).19 
 
1.5.2 Fontes de Ionização 
É importante ressaltar que apenas espécies iônicas podem ser analisadas por 
espectrometria de massas. Sendo assim, faz-se necessário a existência de um sistema 
capaz de gerar íons na fase gasosa ou transferir espécies iônicas em solução para a 
fase gasosa.21 Os sistemas de ionização são responsáveis pela versatilidade e 
aplicabilidade da espectrometria de massas, uma vez que há fontes aplicáveis a 
praticamente todos os tipos de analito. Por meio das fontes de ionização é possível 
analisar desde moléculas apolares e voláteis, como a ionização por elétrons (EI); ou a 
ionização química (CI), passando por moléculas polares e de alta massa molar, como a 
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ionização por eletrospray (ESI), e por dessorção e ionização por laser favorecida por 
matriz (MALDI), até técnicas de ionização ambiente como a direct analysis in real time 
(DART), desorption electrospray (DESI) e easy ambient sonic-spray ionization (EASI). 
Dentre todas as fontes supracitadas cabe ressaltar a fonte de ionização a pressão 
atmosférica por electrospray (ESI), utilizada ao longo do trabalho.23 
 
1.5.3 Ionização a pressão atmosférica por electrospray (ESI) 
Na ionização por electrospray (ESI) moléculas de baixo ou alto peso molecular, alta 
polaridade e complexidade estrutural são facilmente ionizadas e analisadas por 
espectrometria de massas. Nesta técnica, as espécies do analito são ionizadas em 
solução e transferidas para fase gasosa como entidades isoladas, geralmente na forma 
de cátions, se o modo for positivo, ou na forma de ânions se o modo for negativo.   A 
figura 5  ilustra um esquema típico de uma fonte de ESI.24  
 




O ESI é produzido aplicando um campo elétrico forte, sob pressão atmosférica, ao 
líquido que passa pelo capilar em um fluxo baixo (1-10 µLmin-1). O campo elétrico é 
obtido pela diferença de potencial aplicada (1-4 kv) entre o capilar e o contra-eletrodo, 
separado por 0,3 – 2 cm, produzindo um campo elétrico na ordem de 106 Vm-1. Este 
campo induz o acúmulo de cargas na superfície do líquido ao final do capilar, onde 
formará gotas altamente carregadas. Um gás injetado coaxialmente permite a 
dispersão das mesmas, formando o spray. Essas gotas atravessam uma corrente de 
gás quente, geralmente nitrogênio, ou passam por um capilar aquecido para remover 
as últimas moléculas de solvente. 23,24 O solvente evapora e o volume das gotas é 
reduzido, o que provoca um aumento na repulsão entre os íons de mesma carga, 
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formam-se gotas contendo apenas um íon. As cargas dos íons gerados por ESI não 
reflete o estado de cargas dos compostos em solução, mas é o resultado do acúmulo 
de cargas nas gotas e da modificação de cargas pelo processo eletroquímico que 
ocorre no capilar. 24 
 
1.5.4 Espectrometria e massa de ressonância ciclotrônica de íons por 
transformada de Fourier 
O desenvolvimento da espectrometria de massas de ressonância ciclotrônica de íons 
por transformada de Fourier (FT-ICR MS) no início da década de 70 possibilitou a 
obtenção de espectros com altíssima resolução (m/Δm50% > 400 000) e exatidão de 
massas (> 1 ppm). A determinação de valores inequívocos de razão massa carga, m/z, 
no analisador de ICR, figura 6, com tamanha resolução é baseada no movimento 
ciclotrônico de íons.25  
 
 
Figura 6. Esquema do funcionamento de uma cela de ICR. Fonte:  VAZ,B.G.; 2011.
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A cela de ICR aprisiona os íons gerados por uma fonte de ionização, ESI, por exemplo, 
são aprisionados na cela de ICR na presença de um campo magnético. Neste 
momento, devido à ação do campo magnético uniforme, cada íon começa a processar 
em uma determinada posição. O sinal do ICR só é detectável se os íons apresentarem 
um movimento sincronizado que resulta (em fase). Então para que essa sincronia seja 
obedecida, aplica-se um campo elétrico espacialmente uniforme de magnitude igual da 
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frequência ciclotrônica tornando o movimento dos íons espacialmente coerente e 
detectável. O sinal de ICR (domínio de tempo) é resultante, portanto, da corrente 
oriunda da indução (detecção) de uma imagem oscilante de uma carga ao se aproximar 
aos dois eletrodos condutores opostos paralelamente. 8,26 Isto é devido ao movimento 
de um íon presente em um campo magnético uniforme, B; o qual estará sujeito a uma 
força dada pela equação 2, 
F = q.v x B                    Equação 2 
onde q é a carga do íon e v  é a velocidade do mesmo. O campo magnético faz com 
que os íons tenham uma trajetória circular com raio (r); ou seja, um movimento 
ciclotrônico. A equação 3 mostra uma relação inversa entre o raio e o campo 
magnético, indicando que  quanto maior for o campo magnético menor será o raio 
iônico.  
 
         r = mv/qB                 Equação 3 
 
Nesta equação m e r correspondem à massa e o raio do íon respectivamente. Já a 
equação 4 é descrita como equação ciclotrônica, na qual a frequência ciclotrônica é 
denotada por ωc. 
          ωc = qB/m                Equação 4 
 
Por meio da equação 4 percebe-se que todos os íons com mesma relação m/z terão a 
mesma frequência ciclotrônica independente de suas velocidades. Sendo assim, a 
altíssima resolução de massas é devida a quantidade de voltas que um determinado 
íon percorre ao ser excitado na presença de um campo magnético. 8,26 A análise de 
petróleo por FT-ICR MS evidencia a complexidade composicional do petróleo, pois por 
meio desta técnica é possível se identificar milhares de espécies iônicas. Todavia, a 
atribuição de fórmulas moleculares para os íons identificados nestes espectros de 
massas depende, também, da identificação de repetições no espectro, referentes à 
CH2, e não somente da altíssima exatidão devido ao aumento do número de possíveis 
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fórmulas elementares com aumento da massa, sendo assim, para íons com valor de 
m/z maior que 300 existem diversas possibilidades de fórmulas moleculares. 8 
 
1.5.5 Análise de dados em Petroleômica 
A análise de petróleo empregando ESI FT-ICR MS descreve a complexidade 
composicional desta matriz, haja vista que milhares de íons são gerados neste 
processo de ionização. Contudo, a atribuição de fórmulas moleculares para os íons 
identificados nestes espectros de massas depende, também, da identificação de 
repetições no espectro, e não somente da altíssima exatidão. O motivo deve-se ao 
aumento do número de possíveis fórmulas elementares com aumento da massa, desse 
modo, para íons com massa maior que ~ 300 Da há diversas possibilidades de 
fórmulas moleculares.27 Diversas ferramentas foram desenvolvidas para facilitar o 
tratamento e interpretação dos dados obtidos, como por exemplo, histogramas com 
relação às classes de compostos e diagramas retratando valores de DBE versus 
número de carbono. Portanto, tem sido úteis para representar a intensidade relativa das 
classes e dos tipos de compostos ionizados por um determinado tipo de fonte, 
ilustrando a distribuição de tipos de compostos de uma determinada classe, como 
ilustra a figura 7.  
 
 








Desde a antiguidade povos como gregos, egípcios e romanos tentavam reforçar a visão 
com o auxílio de dispositivos ópticos, como pedaços de cristais de rochas talhados e 
polidos usados como lentes. No século XIII, Alejandro Spina divulgou o segredo e a 
construção da fabricação de lentes corretivas. A partir do século XIV, as lentes 
começaram a ser usadas comumente para corrigir defeitos de visão e como 
dispositivos de aumento. Os primeiros estudos científicos datam do século XVII 
conduzido por Johanes Kleper que estudou os fenômenos óticos e a formação de 
imagens no olho.28,29 Neste século surgiu o microscópio composto, constituído de uma 
lente objetiva e de uma ocular e, no ano de 1625, Giovanni Faber cunhou o termo 
microscópio. O uso do microscópio atingiu seu apogeu com Antonie Van Leewwnhoek, 
que é considerado o primeiro verdadeiro microscopista. Seu microscópio era dotado de 
apenas uma única lente de vidro, permitindo um aumento de até 300 vezes. Com este 
instrumento, Leewwnhoek estudou formas e comportamentos de microorganismos, 
glóbulos vermelhos e constatou a existência dos espermatozoides. Em 1655, Robert 
Hooke utiliza o microscópio composto para descrever pequenos poros e secções de 
rolhas, que chamou de “células”. Em seu microscópio Hooke, incorporou o ajuste fino e 
incorporou mais uma lente. Após o aprimoramento os microscópios ficaram constituídos 
por dois sistemas de lentes cristal (oculares e objetivas) que eram capazes de produzir 
ampliações de 10 até 1000 vezes e revelar detalhes de até 0,2m. Esta limitação na 
ampliação é imposta pela natureza de propagação da luz, pois esta não segue 
exatamente a trajetória de um raio, ao contrário, as ondas de luz viajam através de um 
sistema óptico por uma variedade de rotas ligeiramente diferentes, de forma que 
interferem uma nas outras e causam efeitos de difração óptica.28,29  
 
1.6.1 Microscopia Eletrônica de Varredura (MEV)  
 A microscopia eletrônica de varredura (MEV) é uma técnica microscópica bastante 
utilizada na caracterização detalhada de materiais. Nesta técnica, um feixe de elétrons 
é utilizado para se obter imagens de amostras, com elevada ampliação. Um 
microscópio eletrônico de varredura utiliza um feixe de elétrons no lugar de fótons, 
utilizados em microscópio óptico convencional, o que aumenta a resolução da imagem. 
De Broglie em 1925, mostrou que o comprimento de onda de um elétron é função de 
sua energia.30  A energia pode ser comunicada  a uma nova partícula carregada por 
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meio de um campo elétrico acelerador. Assim, sob uma voltagem suficientemente 
grande, elétrons com comprimento de onda extremamente pequenos, e, portanto, com 
poder de resolução potencialmente alto, como uma fonte de iluminação, podem ser 
produzidos. Além disso, devido á suas cargas, os elétrons podem ser focalizados por 
campos eletrostáticos ou eletromagnéticos e então formar imagens com alta resolução, 
conservando a profundidade de campo compatível com a observação de superfícies 
rugosas. O MEV permite um aumento de 300.000 vezes na imagem e pode fornecer 
rapidamente informações sobre a morfologia e a identificação de elementos químicos 
de uma amostra sólida. 29,31  
 Princípio de Funcionamento 
O principio de funcionamento de um MEV consiste em utilizar um feixe de elétrons de 
pequeno diâmetro para  explorar a superfície de uma amostra, ponto a ponto, por linhas 
sucessivas e transmitir o sinal do detector a uma tela catódica cuja varredura está 
perfeitamente sincronizada com aquela do feixe incidente. Por um sistema de bobinas 
de deflexão o feixe de elétrons pode ser guiado de modo a varrer a superfície da 
amostra segundo uma malha retangular. O sinal de imagem resulta da interação do 
feixe incidente com a superfície da amostra. O sinal recolhido pelo detector é utilizado 
para modular o brilho do monitor, permitindo a observação e o registro dos resultados 
por meio fotográfico, magnético ou eletrônico. O MEV convencional é composto por 
uma coluna óptico-eletrônica, adaptada a uma câmara com porta amostra aterrado, 
sistema eletrônico, detectores e sistema de vácuo, conforme mostra a figura 8 a 
seguir.30 
 
Figura 8.Esquema de um microscópio eletrônico de varredura (MEV) 
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1.6.2 Microscopia de Força Atômica 
As pesquisas com microscopia de ponta de prova foram iniciadas em 1982, através da 
invenção do Microscópio de Tunelamento, (Scanning Tunnelling Microscopy), por Gerd 
Binnig e Heinrich Rohrer, da international bussines machines corporation, IBM. Por 
meio deste microscópio foi possível observar a imagem de nuvens eletrônicas de 
átomos individuais em superfícies condutoras. Quatro anos mais tarde, Gerd, Binnig e 
Quate, inventaram o microscópio de força atômica (atomic force microscopy - AFM),  
enquanto buscavam medir pequenas forças entre partículas de tamanho próximo ao de 
um único  átomo em superfícies não condutoras.32,33 O microscópio de força atômica 
opera utilizando uma combinação dos princípios do microscópio de varredura  por 
tunelamento e o perfilômetro. No AFM, uma ponta com raio entre 50 e 100 nm varre a 
superfície da amostra por meio de um mecanismo piezelétrico que permite o contato 
entre a ponta e a superfície sob uma força ou altura constante. A técnica de 
microscopia de força atômica se baseia no principio de tocar a superfície da amostra 
com uma ponta para aferir propriedades como dureza, elasticidade e rugosidade a 
respeito da mesma. O microscópio de força atômica consiste em uma sonda, presa na 
extremidade de uma alavanca, denominada cantilever, um sistema de detecção, laser e 
fotodiodo, um sistema de movimentação, cerâmicas piezelétricas, e um sistema de 
controle, software e hardware tal qual ilustra a figura 9. O cantilever pode ter formato 
piramidal ou cônico e pode ser revestido de materiais como platina ou ouro para torná-
la condutora. No momento da análise, uma ponta fina se aproxima da superfície da 
amostra e então surge uma interação decorrente das forças entre ambos. O cantilever 
responde à força exercida sobre ele se deformando, e essa deformação é determinada 
pelo feixe do laser, que incide sobre o cantilever, e pelo fotodiodo que coleta o sinal do 
feixe refletido e o transmite para o sistema de controle que comanda o processo de 
varredura.  O sistema de movimentação é responsável por posicionar a ponta do 




Figura 9. Esquema básico de um microscópio de força atômica.1-sonda; 2-cirâmicas piezelétricas. 
Fonte: Adaptado de SANTOS, D.F.A.; 2008.
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1.6.3 Modos de Varredura 
Os modos de operação de varredura no microscópio de força atômica podem ser 
contato, também denominado modo estático, contato intermitente e não contato, 
(Figura 10). No modo contato, a sonda permanece em constante contato com a 
superfície da amostra e as interações ponta-amostra se associam com uma força 
constante. Devido à atuação da ponta, a natureza das interações entre a sonda e 
superfície da amostra pode ser avaliada. O valor da força é calculado por meio da Lei 
de Hooke, equação 5. Esta equação relaciona a força (F) e a constante de força (k) e a 
deflexão sofrida pela ponta (Z). Geralmente, os valores da constante de força variam 
entre 0,01-1,0 N/m. No caso do modo contato, as velocidades de varredura são 
maiores, todavia, há possibilidade de que a superfície da amostra possa ser deformada. 
É importante ressaltar que este modo de operação é  o único que permite a obtenção 
de uma resolução atômica.34 
F= -K.Z                   Equação 5 
No modo de operação contato intermitente, a ponta oscila nas proximidades de seu 
valor fundamental de ressonância. Um componente piezoelétrico, presente acima da 
ponta, é empregado para se ajustar à amplitude de oscilação da sonda que varre toda a 
superfície. São medidos os desvios na frequência de oscilação ou da amplitude da 
oscilação, graças ao estabelecimento das interações entre a sonda e a superfície do 
material e com relação aos tipos dos materiais presentes na amostra.35 Este modo é 
mais brando que o modo de contato, pois a sonda não é arrastada ao longo da 
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superfície da amostra, exigindo-se mais tempo para realização da digitalização da 
imagem. Além, de proporcionar maior resolução lateral do que no caso do modo 
contato. No modo de operação não contato, a ponta oscila ao longo de um valor 
ligeiramente maior ao de sua frequência de ressonância, sendo que o valor associado a 
essa frequência é reduzido quando a ponta se aproxima da superfície. Quando as 
forças associadas com a interação entre a o material e a ponta passam a influenciar 
nas medidas. A distância média entre a ponta e amostra é medida quando a frequência 
de oscilação ou a amplitude é mantida constante, podendo ser obtida uma imagem da 
superfície. 36Neste modo o valor da força que se relaciona com a interação entre a 
ponta e a superfície da amostra é pequeno, o que garante maior vida útil á ponta. 
Entretanto, a resolução obtida quando este modo de operação é utilizado não é muito 
grande.35,36 
 





1.6.4 Parâmetros de Caracterização de Superfície 
Técnicas como microscopia eletrônica de varredura e microscopia de força atômica têm 
sido utilizadas na tentativa de compreender a topografia da superfície em escala macro, 
micro e nanométrica. A topografia  é a representação geométrica das irregularidades da 
superfície.38 Alguns termos como rugosidade, ondulação e erro de forma são termos 
que ajudam a caracterizar á topografia da superfície. As irregularidades localizadas 
próximas umas das outras são denominadas rugosidade. Este, não é um parâmetro 
fácil de ser medido, porque o seu valor depende da escala lateral da medição da altura.  
Portanto, a rugosidade é um parâmetro espectral, que deve ser definido pela sua 
densidade espectral como uma função do número de onda lateral. Um valor de 
rugosidade é significativo apenas se a escala lateral e a resolução lateral do aparelho 
são dadas, porque estes dois parâmetros definem a largura de banda de medição. A 
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figura, que geralmente é relatada na literatura é o valor da raiz quadrada média da 
rugosidade, equação 6. Em que Zi é o valor da altura em relação a uma determinada 
posição de i, Rq é a raiz quadrada média do desvio da altura, e n é o número de pontos 
dentro da grade de imagem. Em geral, quando o valor obtido Sk  é aproximadamente 
zero, uma distribuição simétrica ou mesmo de dados em torno da média do plano é 
sugerida; quando Sk é diferente de zero, uma assimetria de distribuição é sugerida, tal  
como a planta plana tendo uma pequena  ponta afiada  (Sk> 0) ou um pequeno poço 
profundo (Sk <0).39  
       𝑆𝐾 =
1






𝑖=𝑙       Equação 6 
Quando as irregularidades  da superfície são espaçadas, o termo correto a ser utilizado 
é ondulação. Este termo pode ser definido como a componente da textura na qual a 
rugosidade é superposta.  A rugosidade e a ondulação são parâmetros que constituem 
a textura da superfície. O erro de forma, parâmetro que também é utilizado para 
caracterizar a superfície, está ligado ao formato, mas, não a textura.  Este parâmetro 
pode ser definido como o desvio de uma superfície nominal. Para uma análise mais 
detalhada da superfície a componente forma deve ser deixada em separado. A figura 
11 exemplifica a separação de um perfil topográfico de um material qualquer, em erro 
de forma, ondulação e rugosidade por AFM. 
 






Os problemas relacionados á corrosão ocorrem nas mais diversas áreas, como por 
exemplo, na indústria petroquímica, naval, automobilística, construção civil, medicina 
odontologia, entre várias outras. Estima-se que um terço dos problemas nas plantas 
industriais estão relacionados  a processos corrosivos.40 E na indústria petrolífera essa 
situação pode ser ainda mais grave, pois o ataque de agentes corrosivos presentes no 
petróleo causam prejuízos em toda a cadeia produtiva, desde á extração do petróleo 
até o refino, sendo que os principais casos de corrosão se encontram nas superfícies 
metálicas de tanques, tubulações, linhas de dutos e bombas de propulsão. Esses 
problemas surgem devido a diversos fatores, dentre eles compostos como H2S e CO2 
dissolvidos no petróleo, água do mar, rica em íons cloreto, e ácidos naftênicos são 
variáveis que contribuem de maneira preponderante para que o processo corrosivo 
aconteça.41 Entretanto, é importante ressaltar que a intensidade desse processo pode 
mudar conforme o tipo de aço utilizado e a geometria dos dutos e tubulações. Dessa 
forma, compreender completamente o processo de corrosão é uma tarefa árdua, porém 
em estudos laboratoriais é possível estimar a corrosividade e propor mecanismos por 
meio de experimentos com variáveis controladas e o auxílio de técnicas como 
espectrometria de massas e ópticas. A pesquisa, o estudo e desenvolvimento de 
métodos que indiquem a ocorrência de processos corrosivos ocasionados pelo petróleo 
são de fundamental importância, pois, no caso das refinarias 50% das falhas de 
materiais utilizados nesses setores estão creditadas diretamente á corrosão.41 O 
rompimento de um oleoduto é capaz de gerar danos irreparáveis ao meio ambiente, 
sendo que os custos causados por danos em estruturas metálicas em todo o mundo, 
pela indústria petrolífera, podem ser facilmente convertidos em bilhões de dólares. A 
proteção de estruturas metálicas nesse tipo de indústria é muito dispendiosa, devido ás 
longas extensões de dutos e tubulações, porém indispensável para evitar prejuízos 
neste contexto. Diversas alternativas estão sendo estudadas e aplicadas no combate à 
ação corrosiva em campos de petróleo, dentre elas proteções catódicas, revestimentos 
e inibidores de corrosão. Todos os metais e ligas estão sujeitos à corrosão. O ouro, 
metal conhecido pela sua excelente resistência á corrosão atmosférica, será corroído 
na presença de mercúrio a temperatura ambiente. Por outro lado, nestas condições, o 
ferro não será corroído pelo mercúrio, porém será rapidamente enferrujado se posto em 
contato ar atmosférico.42 O termo corrosão pode ser definido como a deterioração de 
um material metálico, por ação química, física, ou eletroquímica do meio ambiente 
associada ou não á esforços mecânicos. 43,44 Neste fenômeno o metal é convertido á 
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um estado não metálico através de reações químicas irreversíveis acompanhadas da 
dissolução de um elemento químico do material para o meio corrosivo ou da dissolução 
de uma espécie química do meio no material.45  
 
1.7.1 Mecanismos de Corrosão 
Embora o mecanismo exato da corrosão varie de acordo com o material metálico e o 
meio corrosivo, a natureza da corrosão pode ser classificada em química ou 
eletroquímica. A corrosão química pode ocorrer em materiais metálicos, na ausência de 
água, em geral em altas temperaturas, devido á interação direta do material com o meio 
corrosivo, como por exemplo, gases ou vapores. A corrosão química pode também 
ocorrer em materiais não metálicos.  Este mecanismo é caracterizado por uma reação 
química do metal com o agente corrosivo, sem que haja deslocamento dos elétrons 
envolvidos em direção a outras áreas. O produto da corrosão se forma na superfície do 
metal exposta ao meio, podendo formar uma película que, dependendo do metal, do 
meio e das condições em que se processa a reação, pode apresentar propriedades 
protetoras e chegar a bloquear completamente as reações subsequentes no meio 
considerado.46,47 A figura 12 exemplifica uma placa de ferro reagindo com o sulfeto de 
hidrogênio (H2S), em um ambiente livre de umidade. Na primeira etapa ocorre a 
adsorção do gás H2S na superfície do ferro e, na segunda etapa acontece o ataque, 
formando uma película de sulfeto ferroso, (FeS).48  
 




A corrosão eletroquímica é um processo espontâneo, que ocorre quando o metal ou 
liga está em contato com um eletrólito, onde ocorrem, simultaneamente, reações 
anódicas e catódicas, resultando na deterioração do metal. A transferência dos elétrons 
da área anódica para a catódica é feita por meio de um condutor metálico, e a difusão 
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de ânions e cátions na solução fecha o circuito elétrico, (Figura 13). Dessa forma, este 
processo pode ser subdividido em três etapas: 
1) Processo anódico: passagem dos íons metálicos para a solução;  
2) Deslocamento dos elétrons e íon: observa-se a transferência dos elétrons das 
regiões anódicas para as regiões catódicas;  
3) Processo catódico: recepção de elétrons, na área catódica, por íons ou moléculas 
existentes na solução. 
 
 
Figura 13.Mecanismo de corrosão eletroquímica: Corrosão de Ferro em ácido clorídrico. Fonte: adaptado 
de Costacurta et.al. 2002.
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Sempre que houver heterogeneidade entre o material metálico e o meio corrosivo, o 
mecanismo de corrosão eletroquímica poderá ser verificado, pois, a diferença de 
potencial resultante dá origem à formação de áreas anódicas e catódicas, resultando 
em uma ou mais pilhas eletroquímicas com dissolução metálica em uma região 
específica.49 Neste tipo de mecanismo a intensidade do processo de corrosão é 
avaliada pelo número de cargas de íons que se descarregam no catodo ou, então, pelo 
número de elétrons que migram do anodo para o cátodo.50,51 
 
1.7.2 Formas de corrosão 
Os tipos de corrosão também podem ser classificados considerando a morfologia, as 
causas ou mecanismos, fatores mecânicos, o meio corrosivo e a localização do ataque. 
A caracterização de acordo com a morfologia auxilia no esclarecimento do mecanismo 
e na aplicação de medidas adequadas de proteção e prevenção contra os processos 
corrosivos. Morfologicamente a corrosão pode ser classificada em uniforme, por placas, 
alveolar, puntiforme, intergranular, transgranular, filiforme, por esfoliação, empolamento 
pelo hidrogênio e em torno do cordão de solda.50 A corrosão uniforme se processa em 
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toda a extensão da superfície, ocasionando perda uniforme de espessura, a corrosão 
por placas se localiza em regiões da superfície metálica e não em toda sua extensão, 
formando placas com escavações. Corrosão do tipo alveolar se processa na superfície 
metálica produzindo sulcos semelhantes á alvéolos apresentando fundo arredondado e 
profundidade geralmente menor que o seu diâmetro. A corrosão puntiforme ou por pite, 
se processa em pontos ou em pequenas áreas localizadas na superfície do metal 
produzindo pites, que são cavidades que apresentam o fundo em forma angulosa e 
profundidade geralmente maior do que seu diâmetro. Esse tipo de corrosão é 
característico de materiais metálicos que formam películas protetoras, e é resultado da 
formação de uma pilha ativa-passiva em pontos que apresentam falhas na camada 
passiva. A passividade é quebrada geralmente por íons Cl-, Br-, I-, e F-, e como a 
película passivadora não é recuperada rapidamente esse tipo de corrosão continua 
aumentando e deteriorando a superfície metálica.52 A forma de corrosão intergranular 
se processa entre os grãos da rede cristalina do material metálico, o qual perde suas 
propriedades mecânicas e fraturar quando submetido a esforços mecânicos. A 
transgranular ocorre nos grãos da rede cristalina do material metálico o que também 
ocasionar perdas de propriedades mecânicas. A corrosão por esfoliação se processa 
de forma paralela à superfície metálica. O produto de corrosão volumoso ocasiona 
separação das camadas contidas entre as regiões que sofrem a ação corrosiva e como 
consequência, ocorre à desintegração do material em forma de placas paralelas á 
superfície. Na corrosão por empolamento de hidrogênio, o hidrogênio atômico penetra 
no material metálico difundindo-se rapidamente em regiões com descontinuidades ele 
se transforma em hidrogênio molecular, originando a formação de bolhas no material. A 
corrosão em torno do cordão de solda acontece geralmente em aços inoxidáveis não 
estabilizados ou com teores de carbono maiores de 0,03% e a corrosão se processa 





Figura 14.Ilustração dos exemplos da classificação morfológica da corrosão. Fonte: Adaptado de 




A camada passiva é uma película que se forma na superfície do metal  impedindo que 
os íons metálicos sejam transferidos para o meio e assim, evitando a corrosão do 
material. Essa película, quando rompida, pode ser regenerada em contato com meios 
oxidantes, voltando a proteger o material. 43  
Há na literatura estudos que mostram que a camada passiva é composta por duas 
camadas, formadas principalmente por uma mais profunda, formada por óxidos  e uma 
mais externa formada por hidróxidos de  diversos metais como por exemplo, óxidos e 
hidróxidos de ferro.54 A película do óxido formado geralmente é muito fina, bastante 
aderente e não porosa. As propriedades da película formada entre o metal e o meio 
corrosivo, determinam a velocidade de corrosão. Dentre as principais propriedades, 
podem ser referidas:  
a)  Volatilidade - casos em que a película formada é volátil. 
b)  Solubilidade - casos em que a película formada é solúvel no meio corrosivo, 
nestes casos a película não é protetora. 
c) Porosidade - casos em que a película não é porosa, não há difusão através dela, 
nestes casos a película é altamente protetora.  
d) Aderência - casos em que a película protetora é muito fina a aderência da 





2.1 Objetivos gerais 
 
Estudar o processo de corrosão e descarboxilação naftênica por meio das técnicas de 
FT-ICR MS e AFM. 
2.2 Objetivos específicos 
 
 Analisar o perfil químico do conteúdo de ácidos naftênicos em amostras de óleo 
submetidas ao processo de degradação térmica na presença do catalisador. 
 Acompanhar o processo de corrosão naftênica em aço AISI 1020 por meio da 
microscopia de força atômica.  
 Monitorar a corrosão naftênica em aço AISI 316 por meio da microscopia de 
















3. MONITORAMENTO DA DEGRADAÇÃO E CORROSÃO DE ÁCIDOS 





3.1.1 Ácidos Naftênicos: Origem, aplicação e problemas relacionados.  
Os ácidos naftênicos são formados no petróleo por meio da degradação bacteriana em 
hidrocarbonetos. As bactérias atacam os hidrocarbonetos parafínicos formando 
principalmente compostos com anéis naftênicos e aromáticos de cadeia curta, (Figura 
15).55 Tais compostos estão presentes em diferentes concentrações no petróleo e são 
influenciados pela origem e tempo de maturação do reservatório. Eles são 
considerados importantes marcadores biológicos capazes de indicar a maturidade, o 
nível de biodegradação e o ambiente deposicional dos campos de petróleo. Estes 
ácidos, não destilados, são escuros, mas quando refinados tornam-se líquidos viscosos 
e transparentes. Possuem baixa volatilidade, são quimicamente estáveis e atuam como 
surfactantes naturais além de possuírem odor característico devido aos compostos 
sulfurados que permanecem mesmo após o processo de extração. 13 
 
Figura 15.Exemplos de possíveis estruturas de compostos encontrados no petróleo. 
 
Os ácidos naftênicos podem ser descritos por CnH(2n - Z)O2, onde "z" é referido como 
"deficiência de hidrogênio" e é um número inteiro negativo, ou pelo valor de DBE 
(double-bond equivalente)8 que é igual ao número de anéis e ligações duplas, onde o 
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número de carbonos (c), número de hidrogênios (h) e de nitrogênios (n) são 
relacionados na equação 7.  






+ 1        Equação 7 
Além de serem empregados como marcadores biológicos, alguns ácidos naftênicos são 
convertidos em sais de metais (naftenatos) como sais de cobalto, cálcio e manganês, 
para serem utilizados na oxidação e polimerização de óleos secantes e resinas e na 
catálise em sistemas orgânicos. Os naftenatos de metais como cobre e zinco possuem 
atividade fungicida, com aplicação na indústria madeireira inibindo o crescimento de 
microorganismos na madeira. A utilização de amidas derivadas de ácidos naftênicos 
está associada a sua ação inibidora de corrosão e atividade antimicrobiana. Devido a 
sua resistência ao intemperismo, estes ácidos podem auxiliar na identificação do 
petróleo derramado, uma vez que poços distintos produzem petróleo com 
características distintas.56 
Os ácidos naftênicos são considerados os principais causadores de uma série de 
problemas no processo de exploração e refino do petróleo. Estes ácidos e seus sais 
acumulam-se na interface do óleo, estabilizando as soluções coloidais. A estabilização 
destas emulsões causam problemas durante o transporte e refino do petróleo bruto, e 
na presença de cálcio os ácidos naftênicos formam naftenatos que precipitam e formam 
depósitos provocando interrupções durante o processo de refino. Além disso, estas 
espécies ácidas são consideradas as principais responsáveis pelos problemas de 
corrosão em oleodutos, tubulações, e tanques das refinarias, que são construídos em 
aço carbono ou em aço inoxidável em sua grande maioria.57   
Analisando-se a equação 8  é possível perceber que o ataque do ácido naftênico 
diretamente no aço forma o naftenato,  sal que é solúvel no óleo. Devido à elevada 
solubilidade dos naftenatos no óleo, a superfície metálica torna-se novamente 
vulnerável aos ataques de outros compostos corrosivos como mostrado pelas 
equações 8 e 9. O ácido sulfídrico, H2S, ataca o metal formando sulfeto de ferro, FeS, 
que é insolúvel no óleo. Por isso se agrega a superfície metálica formando uma fina 
camada de proteção no metal, desde que a concentração de enxofre no óleo esteja 







Por outro lado, se o H2S estiver em baixas concentrações no óleo, a reação do ácido 
naftênico com o metal será favorecida (Equação 9) e sendo assim, os compostos 
sulfurados reagirão com os naftenatos formados, regenerando os ácidos naftênicos e 
em decorrência disso o processo de corrosão naftênica será novamente acelerado, 
(Equação 10).13 A figura 16 ilustra os prováveis mecanismos de reações de compostos 
sulfurados que acontecem durante o processo de corrosão naftênica.  
 
Figura 16.Provável mecanismo de passivação da corrosão naftênica. Fonte: GRUBER, 2012.
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Os ácidos naftênicos provocam corrosão principalmente nas unidades de destilação 
atmosférica e à vácuo nas temperaturas entre 220 °C e 400 °C. 58 Dessa forma, óleos 
com número de acidez maior que 0,5 mg de KOH g-1 são considerados potencialmente 
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corrosivos para unidades de fracionamento por apresentarem uma quantidade 
considerável de ácidos em sua constituição.59  
 
3.1.2 Aço carbono 
Aço carbono é um material constituído principalmente por Fe e C além de outros 
elementos residuais como manganês, fósforo, enxofre, silício, níquel e cromo, 
considerados impurezas do processo de fabricação. Enxofre, manganês, fósforo e 
silício são os responsáveis pelas inclusões não metálicas, quando estes reagem entre 
si ou com outros elementos não metálicos, como oxigênio e nitrogênio.60 Em 
temperatura ambiente os constituintes do aço são a Ferrita (α-Fe) e a Cementita 
(carbeto de ferro C3Fe). Estes aços são materiais com boa resistência mecânica e 
baixo custo, porém sujeitos á degradação por corrosão. 41,61 Existem aços carbono com 
pequeno, médio e elevado teor de carbono. A tabela a seguir expressa a classificação 
do aço de acordo com a quantidade de carbono presente em sua constituição.  
 
Tabela 2.Classificação do aço quanto ao teor de carbono. 
Classificação Teor de Carbono (%) 
Baixo Até 0,30 
Médio  0,30-0,60 
Alto  0,60-1,00 
 
Aços com baixo teor de carbono são dúcteis, aplicáveis em trabalhos mecânicos e em 
soldagem, porém, não são temperáveis.  Os de médio teor de carbono são utilizados 
em engrenagens e bielas, se temperados podem atingir boa tenacidade e resistência. 
Os de elevado teor de carbono possuem alta dureza e resistência após á tempera são 
comumente utilizados em molas, pequenas ferramentas e componentes agrícolas 
sujeitos ao desgaste.62  
As propriedades mecânicas do aço são afetadas pela composição química, histórico 
termomecânico do material, geometria, temperatura, estado de tensões e velocidade de 
deformação da estrutura. O fator mais importante na determinação das propriedades do 
aço é a composição química. Nos aços carbono comuns, os elementos Carbono e 
Manganês tem influência no controle da resistência, ductilidade e soldabilidade. A maior 
parte dos aços carbono estruturais tem mais de 98% de Ferro, de 0,2 a 1% de Carbono 
e aproximadamente 1% de Manganês. O Carbono aumenta a dureza e a resistência, 
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mas, por outro lado, afeta a ductilidade e a soldabilidade. Assim, pequenas quantidades 
de outros elementos de liga são utilizados na melhoria das propriedades do aço. Pois, 
devido ao baixo custo em relação aos aços resistentes á corrosão (inoxidáveis), os 
aços carbono são frequentemente utilizados na indústria petrolífera, ainda que estes 




































3.2.1 Objetivos gerais 
 
 Estudar a corrosão naftênica em aço AISI 1020. 
 
3.2.2 Objetivos específicos 
 
 Utilizar a técnica de FT-ICR MS para caracterização do perfil químico molecular  
das amostras de petróleo. 
 Avaliar o desempenho da microscopia de força atômica (AFM) na análise 
detalhada da superfície do aço AISI 1020. 
 Utilizar a técnica de microscopia eletrônica de varredura (MEV) para 
caracterização morfológica da superfície do aço AISI 1020. 
 Empregar as técnicas de FT-ICR MS e AFM concomitantemente para prever o 

















3.3.1 Materiais e reagentes  
Propan-2-ol anidro, tolueno e hidróxido de potássio (KOH, com grau de análise de 
pureza superior a 99,5%) foram utilizados para as medições de NAT. Acetona e 
querosene foram utilizados na lavagem do aço 1020, aplicado em experiências de 
corrosão. Tais produtos químicos foram fornecidos pela Vetec Química Fina Ltda, 
Brasil. Hidróxido de amónio (NH4OH) e trifluoroacetato de sódio (NaTFA) da marca 
Sigma-Aldrich Chemicals USA foram utilizados nas análises de ESI (-)-FT-ICR MS. 
 
3.3.2 Caracterização primária dos petróleos 
Duas amostras de petróleo offshore do estado do Espírito Santo (ES), Brasil, foram 
caracterizadas de acordo com as normas da Sociedade Americana de Testes e 
Materiais (ASTM) pelo Laboratório de Caracterização de Petróleo da Universidade 
Federal do Espírito Santo (LabPetro/ UFES-Brasil). Uma caracterização primária foi 
realizada para determinar o número de acidez total (ASTM D664-09)16 e o enxofre total 
(ASTM D4294)17 das amostras. Os dados obtidos da caracterização dos dois petróleos 
denominados A e B são os seguintes: NAT = 2,38 e 4,79 mg KOH g-1,  e enxofre total  = 
0,7993 e 1,0220wt %,  viscosidade, °API, BSW respectivamente. 
 
3.3.3 Degradação térmica de petróleos 
Um processo de destilação caseira de acordo com ASTM D 2892 foi utilizado para 
estudar a degradação térmica dos ácidos naftênicos. Inicialmente, o sistema de 
destilação foi carregado com aproximadamente 400 mL de petróleo e aquecido de 20 
ºC a três temperaturas finais: 280, 300 e 350 ºC. O tempo de envelhecimento variou de 
2 a 6 h num sistema fechado em refluxo a pressão reduzida de 760 a 0,1 mm Hg. A 
figura 17 resume um procedimento experimental desenvolvido para estudar a 
degradação térmica dos ácidos naftênicos de dois petróleos ácidos (A e B). Petróleos 
degradados foram produzidos e denominados Am e Bn onde m = 1-6 e n = 1-9, (Figura 
17). Depois, todas as amostras (originais e degradadas) foram caracterizadas em 
termos de NAT, enxofre total e ESI (-)-FT-ICR MS. Os valores de enxofre total e de 





Figura 17.Esquema de degradação térmica para duas amostras óleos em bruto (A e B) submetidos à 
temperatura de aquecimento de 280, 300 e 350 ° C durante 2, 4 e 6 horas, respectivamente. 
 
3.3.4. ESI (-)-FT-ICR MS 
As amostras de petróleo foram analisadas por ionização ESI nos modos positivo e 
negativo, ESI (±). De forma resumida, as amostras foram diluídas a ~1mg mL-1 em 
solução de tolueno/metanol a 50:50 v/v que continha 0.1% m/v de NH4OH para o ESI (-) 
e 0.1% m/v de HCOOH para o ESI (+). A solução resultante foi injetada na fonte ESI a 
um fluxo de 4 µL min-1. O espectrômetro de massas (modelo 9.4 T Solarix, Bruker 
Daltonics, Bremen, Alemanha) foi configurado para operar em uma faixa dinâmica de 
aquisição de íons na cela de ICR com m/z 200-2000. As condições da fonte de ESI 
foram as seguintes: pressão de gás nebulizador de 3 bar, voltagem no capilar de 3 kV e 
temperatura de transferência de íons de 250°C. O tempo de acumulação dos íons no 
hexapolo foi de 0,02-0,03 s, seguido de transporte para a cela analisadora (ICR) 
através de um sistema de direcionamento de íons por hexapolo. Cada espectro de 
massa foi obtido pela aquisição de 200 scans de sinais transientes de domínio de 
tempo de 4M (mega-point). Todos os espectros de massa foram calibrados 
externamente usando-se uma solução de trifluoroacetato de sódio, NaTFA. Após serem 
calibrados internamente usando para cada amostra um conjunto dos compostos 
alquilados homólogos mais abundantes. Um poder de resolução, m/∆m50% ~= 460,000–
500,000, no qual ∆50% é a largura do pico na metade de sua altura, de m/z 400 e uma 
exatidão de < 1 ppm permitiram a determinação da fórmula molecular de íons 
moleculares com carga unitária. Os espectros de massa foram processados usando o 
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software Composer (Serra Analytics, Pesadena, CA, EUA), algoritmo desenvolvido 
especificamente para o processamento de dados de petróleo. Os dados foram 
processados e as composições elementares dos compostos foram determinadas 
através da medição dos valores de m/z. Para melhor visualização e interpretação dos 
dados, foram utilizados gráficos típicos de DBE versus número de carbonos e foram 
construídos perfis de compostos contendo heteroátomos. 
 
3.3.5 Análises de Microscopia Eletrônica de Varredura e Microscopia de Força 
Atômica 
As análises de MEV e de AFM foram realizadas ex situ em aço 1020 sem exposição 
(branco) e após exposição aos efeitos corrosivos de duas amostras de petróleo 
envelhecidas com diferentes números de acidez: B4 e B9 com NAT de 4,73 e 0,44 mg 
KOH g-1, respectivamente. 
Para caracterizar o tipo de corrosão presente no aço AISI 1020 amostras foram lavadas 
com acetona, polidas com lixa de papel com granulometria variando de Nº 120 a 1220 
respectivamente, e imersas em um banho ultrassônico com acetona por 10 min. Em 
seguida, as amostras de aço AISI 1020 foram imersas em recipientes de 10 ml com as 
amostras de petróleo envelhecidas  B4 e B9. Depois de um período de 15 dias, as 
amostras de aço foram lavadas com acetona e querosene. Imediatamente após a 
secagem, as imagens de AFM e de MEV/EDS (Espectroscopia de Energia Dispersiva) 
foram realizadas com um microscópio confocal Alpha 300R (WITec/ Wissenschaftliche 
Instrumente und Technologie GmbH®, Ulm, Germany), e Shimadzu SSX 500 (Kyoto, 
Japão) sem metalização operando a 12 kV e com respectivamente. Nas análises de 
AFM, as imagens topográficas foram feitas no modo não contato (nas regiões 
selecionadas pelo uso do microscópio ópico), com pontas de cantilever de Si3N4, 
constante nominal de 42 N m-1, frequência de ressonância de ≈ 285 kHz, taxas de scan 
de 0,3-1,0 Hz e scan size de 2500-10.000 nm. O parâmetro altura pico a pico (obtido 
pelo corte transversal da imagem topográfica) foi monitorado e usado para avaliar a 








3.4 RESULTADOS E DISCUSSÕES 
 
A caracterização físico-química (enxofre total e NAT) dos petróleos (A e B) e de seus 
produtos de degradação (Am e Bn onde m=1-6 e n=1-9) encontra-se na tabela 3. Para 
os petróleos originais A e B, os valores de NAT e enxofre total (ou teor de enxofre) são 
de 2,38 e 4,79 mg KOH g-1; 0,7993 e 1,0220 wt %, respectivamente, esperando-se que 
a amostra B tenha uma corrosividade maior. Quando o petróleo A foi submetido a 
degradação térmica, uma redução de 20% do NAT (2,38  1,95 mg KOH g-1) e de 25% 
do teor de enxofre (0,7993  0,6028 wt%) foi observada a 300ºC e 6h de degradação 
(amostra A6), tabela 3. A reprodutibilidade da descarboxilação térmica dos ácidos 
naftênicos foi confirmada pela redução do NAT em 16%, quando outro petróleo, 
amostra B, foi submetida às mesmas condições de degradação térmica (300 ºC e 6h de 
tempo de degradação), NATB= 4,79 mg KOH g
-1  NATB6= 4,06 mg KOH g
-1). O 
número de compostos com heteroátomo de enxofre sofre uma pequena redução, 
1,0220 wt% (SB)  1,0081 wt% (SB6), (Tabela 3). 
Com o objetivo de melhorar a eficiência e seletividade do método de descarboxilação 
térmica, as temperaturas de aquecimento foram aumentadas (300  350 ºC) e uma 
redução de mais de 80 % foi obtida para a amostra B9. Ao contrário dos ácidos 
naftênicos, os compostos com heteroátomo de enxofre permanecem estáveis no 
petróleo (com redução de apenas 7%), provando desta forma sua maior estabilidade 
térmica. Os ácidos naftênicos podem sofrer reações de degradação térmica e produzir 
ácidos naftênicos de cadeia curta (C1-C4) que são favorecidos pelo seu baixo grau de 
aromaticidade ou podem também sofrer reações de descarboxilação como 
consequência de sua baixa estabilidade térmica. 
Um comportamento atípico foi observado em ambos os petróleos quando submetidos a 
temperatura de aquecimento de 280 ºC (temperatura mais baixa que as condições de 
craqueamento térmico), (Tabela 3). Para petróleos degradados A1, A2, A3, B1 e B2, 
observa-se um aumento do NAT em relação ao petróleo original, devido a reações de 
oxidação e hidrólise ou à desagregação de frações pesadas presentes no petróleo, tais 









Tabela 3. Caracterização físico-química de óleos brutos A e B, e seus produtos de degradação térmica. 
  NAT (mg KOH g
-1
) Enxofre (wt %) 
Temperatura Tempo (h) Amostra A Amostra B Amostra A Amostra B 
 - 




3.39 (A1) 5.00 (B1) 0.6080 (A1) 0.9846 (B1) 
4 
3.27 (A2) 5.05 (B2)  0.6079 (A2) 0.9879 (B2) 
6 




2.66 (A4) 4.73 (B4) 0.5880 (A4) 1.0102 (B4)  
4 
1.90 (A5)  4.59 (B5)  0.5729 (A5) 1.0052 (B5)  
6 

















3.4.1. ESI(-)-FT-ICR MS 
A figura 18 mostra os espectros de massa de ESI(-)-FT-ICR para o petróleo original A 
(17a) e para seus produtos de degradação submetidos à temperatura de aquecimento 
de 280 ºC (A1, A2 e A3, 2b-d) e de 300 ºC (A4, A5 e A6, 18e-g). Em geral, os espectros 
de massa de ESI(-)-FT-ICR têm perfis de m/z 200 a 1000 com uma distribuição média 
de massa molar (Mw) centrada de ≈ 600 Da (para o petróleo original A, figura 18a) a 
540-580 Da para os petróleos envelhecidos, (Figura 18b-g). Compostos com 
heteroátomos foram detectados como moléculas desprotonadas, ou seja, íons [M-H]-, 
correspondentes a ácidos naftênicos e  análogos de carbazóis. 
Como consequência da remoção dos ácidos naftênicos do petróleo, foi observada uma 
diminuição na Mw dos espectros de massa dos petróleos envelhecidos (figura 18b-g). A 
área aumentada em torno de m/z 459 e 480 (Figura 18b-g) ilustra a pequena 
diminuição na intensidade do íon [C31H57O2-H]
-, que tem m/z 459,4207 e DBE 4; 
enquanto o íon [C35H48N-H]
-, de m/z 480,3636 e DBE 13, aumenta em função da 






Figura 18. ESI (-) - FT-ICR MS para o petróleo bruto  (A) e a sua degradação produtos submetidos à 
temperatura de aquecimento de 280 ° C (durante 2 (b), 4 (c) e 6 h (d)) e 300 ° C (durante 2 (e), 4 (f) e 6 h 
(g)). A inserção mostra que a intensidade de íons [C31H57O2 -H]
-
 de m/z 459,4207 DBE e de 4 diminui, 
enquanto que o íon [C35H48N -H] 
-
, de m/z 480,3636 DBE e de 13, aumenta em função da temperatura de 
aquecimento e tempo de envelhecimento. 
 
Geralmente, amostras de petróleo têm composições químicas que diferem 
significativamente uma das outras. Uma forma de demonstrar as similaridades ou 
diferenças entre os padrões de sinais das amostras de petróleo é através da 
construção de gráficos, tais como os de abundância relativa de diferentes classes de 
compostos e os de DBE versus número de carbonos. 
No presente estudo, para os diagramas de perfil de classe, figura  19a, as quantidades 
relativas de cada classe foram calculadas somando as abundâncias de uma classe de 
compostos e dividindo pela abundância total de todos os compostos. As quantidades 
relativas de compostos com N, NO2 e O2 presentes no petróleo A e nos seus produtos 
de degradação estão descritas na figura 19a. Em todos os casos, a classe O2, 
composta primariamente de ácidos naftênicos, foi a classe mais abundante. A classe N 
(compostos análogos do pirrol) foi a segunda mais abundante, seguida da classe NO2 
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(análogos do pirrol ou da piridina com um grupo carboxila ou dois grupos hidroxila). 
Inicialmente, deve-se destacar que a abundância relativa dos compostos da classe O2 
aumentou a 280 ºC e 2 h (~44 →  ~ 80%), diminuindo em seguida simultaneamente em 
função da temperatura de aquecimento (~80% (280 ºC) → 76% (300 ºC) durante o 
período de 2 h) e do tempo de aquecimento (~80% (2 h) → 58% (6 h)), figura 19a. 
As Figuras 19b e c mostram as distribuições de abundância relativa para as classes de 
compostos O2 (19b) e N (19c) no petróleo A e em seus produtos de degradação.  No 
petróleo original A, ácidos naftênicos e carbazóis com DBEs de 4-7 e 14-16, 
respectivamente, são mais abundantes, figura 19b e c. Como consequência do 
processo de degradação térmica, estes valores diminuem para DBEs de 3-5 (para a 
classe O2, 19b) e 12-15 (para a classe N, 19c). 
 
Figura 19.(a)-Heteroátomo contendo distribuição de classe composto; e abundância relativa de O2 (b) e 
N (c) classes de compostos de ESI (-) - dados FT-ICR MS de petróleo bruto por e teus produtos de 
degradação em 280 e 300 0C durante 2, 4 e 6 h. Máxima abundância de DBE de 5 e 15 são observados 
para ácidos e carbazóis naftênicos espécies, respectivamente. Estes valores de diminuição (DBE = 3-4 e 
12-15 para as classes O2 e N, respectivamente) após degradação térmica é realizada. 
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Gráficos de DBE versus número de carbonos são ferramentas úteis para a 
diferenciação baseada na composição química de misturas orgânicas complexas. Já foi 
demonstrado que estes gráficos permitem a apresentação de todos os sinais de uma 
classe de específica de forma simples e prática. Por este motivo, para comparar 
qualitativamente o petróleo A e seus produtos de degradação, gráficos de DBE versus 
número de carbonos foram elaborados, mostrando a distribuição de todos os 
componentes de uma classe específica. Cada linha horizontal do diagrama representa 
uma série homóloga com um valor de DBE específico. 
A figura 20a-n apresenta gráficos de DBE versus número de carbonos para as classes 
O2 e N do petróleo A (a,h) e de seus produtos de degradação (b-g e i-n). Para a classe 
O2, existem compostos com DBEs variando de 1 a 17 e número de carbonos variando 
de C25 a C60, sendo que os compostos mais abundantes são C42 com DBE= 4, figura 
19a. Os compostos da classe O2 mais abundantes são compostos principalmente de 
três anéis naftênicos, em consonância com os resultados descritos por Schaub et al.64 e 
Colati et al.63,64 Uma diferença significativa foi observada quando se comparou a classe 
O2 do petróleo original A com a classe O2 de seus produtos de degradação, figura 20b-
g. Para esta classe, a amplitude das distribuições de DBE e de número de carbonos 
diminuem em função do tempo de aquecimento a 280 ºC (Figura 20b-d) e a 300 ºC 
(Figura 20e-g). Inicialmente, a amostra A1 continha uma série de compostos com DBEs 
variando de 1 a 15 (Figura 20b), incluindo compostos com uma maior distribuição de 
número de carbonos (de C15 a C55). Depois, para a amostra A3 (Figura 20d), foi 
observada uma pequena distribuição de DBE e de número de carbonos, 
correspondendo a compostos com número de carbonos de C20 a C45 e com DBEs de 1 
a 12. Um comportamento semelhante foi observado entre as amostras A4, A5 e A6. 
A figura 20h, mostra a distribuição de compostos da classe de nitrogenados  para o 
petróleo A. Geralmente, a variação de DBEs era acentuadamente maior para o petróleo 
original, com DBEs variando de 10 a 27 e número de carbonos variando de C20 a C60, 
figura 19h, do que para seus produtos de degradação (Figura 20i-n), que apresentam 





Figura 20.Gráfico de DBE versus o número de carbono para as classes O2 e N do óleo A (a e h) e seus 
produtos de degradação (b-g) para a classe O2, e para a classe N. O número máximo de carbono 
distribuição de abundância diminuiu de ≈ C42 (petróleo bruto, 19a) para ≈ C30 nos petróleos degradados 
(19b-g) para a classe de O2. Comportamento semelhante também foi observado para carbazóis espécies 
(classe N), tendo o seu número de carbono variando entre C20-C60 (19h) para C16-C53 (19i-n). 
 
A figura 21 mostra os espectros de massa de ESI(-)-FT-ICR para outro petróleo 
original, petróleo B (21a) com NAT de 4,79 mg KOH g-1, que foi submetido a uma 
temperatura de aquecimento maior (350 ºC durante 2, 4 e 6 h, produzindo as amostras 
B7, B8 e B9, 21b-d). Em geral, os espectros de massa de ESI(-)-FT-ICR têm MW 
semelhantes (~450-470 Da) para as amostras B, B7 e B8, (Figura. 21a-c). Perfil químico 
e massa molar diferentes (MW = 557 Da) são observados na amostra B9, (Figura 21d). 
A expansão mostra que a intensidade do íon [C39H75O2-H]
- de m/z 573,5612 diminui em 
função do tempo de envelhecimento e desaparece após um período de 6h. 




- de m/z 578,4632 cuja intensidade relativa aumenta em função do 
tempo de envelhecimento. Ademais, novos íons tais como [C41H67O-H]
- e [C40H67N2-H]
- 
de m/z 573,5041 e 573,5152, respectivamente, são detectados no final do processo de 
degradação térmica, figura 21d. Portanto, este comportamento indica que o processo 
de descarboxilação térmica é eficiente e seletivo a 350 ºC após um período de 6 h. Este 




Figura 21.ESI (-) - FT-ICR MS para o petróleo bruto B (a), e a sua degradação produtos submetidos à 
temperatura de aquecimento de 350°C (durante (b), 4 (c) 2 e 6 (d). A expansão mostra que a intensidade 
de íons [C39H75O2 – H]
-
 de m/z 573,5612 diminui enquanto que o íon [C42H62N - H]
-
 de m/z 578,4732 
aumenta em função do tempo de envelhecimento; outros íons ([C41H67O - H]
-
 e [C40H67N2 - H]
-
, com m/z 
573,5041 e 573,5152, respectivamente) só são detectados no processo de degradação térmica final, 





A figura 22a-j apresenta gráficos de DBE versus número de carbonos para a classe O2 
do petróleo B (a) e de seus produtos de degradação (b-j) à temperatura de 
aquecimento de 280 (b-d), 300 (e-g) e 350 ºC (h-j). No petróleo original B, existem 
compostos com DBEs variando de 1 a 15 e número de carbonos variando de C15 a C50, 
sendo que os compostos mais abundantes correspondem a C26 com DBE de 4, figura 
22a. 
Em 2013, Colati et al.63 desenvolveram um método de extração líquido/líquido para 
duas amostras de petróleo (NAT = 4,95 e 3,19 mg KOH g-1) em três diferentes pHs (pH 
7, 10 e 14). No petróleo original, observou-se um NAT decrescente com o aumento de 
pH (7→14), alcançando um valor próximo de zero em pH 14, no qual ácidos naftênicos 
de cadeia alquilada curta (< C44) e DBE = 3-4 são primariamente responsáveis pelo 
NAT observado no petróleo original. Neste trabalho, entre dois petróleos originais 
analisados, o petróleo B é primariamente mais ácido que o petróleo A (NATA = 2,38 mg 
KOH g-1 e NATB = 4,79 mg KOH g
-1), onde a presença majoritária de ácidos naftênicos 
de cadeia alquilada curta (≈ C26) e DBE = 4 é predominantemente evidenciado na 
amostra de petróleo B. 
Ao se comparar gráficos de DBE versus número de carbonos das amostras de petróleo 
envelhecidas B1-9, observou-se uma redução na amplitude dos  valores de DBE (de 1-
15 para 1-12) em função do tempo de aquecimento (2 → 6 h) a 280 (Figura. 22b-d), 
300 (Figura 22e-g) e 350 ºC (Figura. 22h-j). Finalmente, apesar do processo de 
descarboxilação térmica mostrar alta eficiência e seletividade a 350 ºC após um período 
de 6h, amostra B9, figura 22j, os ácidos naftênicos permanecem presentes no petróleo 
numa extensa faixa de DBE (1-12) e de número de carbonos C15 a C45. 
Em 2009, Smith et al.65 estudaram as transformações moleculares do Athabasca 
bitumen gasóleo de alto vácuo por ESI(-) -FT-ICR MS com atmosfera inerte de N2 a 
temperaturas de 300, 325, 350 e 400 ºC durante um período de 1 h. Basicamente, o 
NAT dos produtos líquidos do gás óleo de alto vácuo diminuíam com o aumento da 
temperatura (de 4,13 a 300 ºC para 1,46 a 400 ºC), indicando uma potencial 
decomposição de ácidos carboxílicos. Entretanto, a ESI(-)-FT-ICR MS não revelou 
mudanças na composição de ácidos naftênicos (classe O2) dos referidos produtos 
líquidos. Mais recentemente, em 2013, Baibing et al.66 realizaram a reação térmica  de 
petróleo bruto na faixa de temperatura de 300-500 ºC em uma 1 hora.66 A classe O2, 
que corresponde principalmente a ácidos naftênicos, descarboxilada a 350-400ºC, 
resultou em uma significativa diminuição do NAT. Os compostos da classe O2 
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correspondentes a produtos da reação a 300 ºC e a 350 ºC correspondiam 
principalmente a ácidos naftênicos de 1-3 anéis.    
De forma semelhante ao nosso trabalho, Baibing et al. também observaram que os 
ácidos predominantes nos produtos de degradação eram decompostos a partir de 
compostos ácidos maiores.66O composto C18H36O2 (DBE = 1) correspondia a ácido 
esteárico, que está relacionado à maior parte da contaminação encontrada nas análises 
de espectrometria de massas. Portanto, demonstrou-se que um longo período de 
degradação térmica (tempo > 4h) é também crucial para uma maior eficiência na 




Figura 22. Gráfico de DBE versus o número de carbono para a classe de O2 de petróleo bruto B (a) e os 
seus produtos degradados termicamente a 280 (B1, B2, B3, 21b-d), 300 (B4, B5 e B6, 6e-g) e 350 oC 
(B7, B8 e B9, 21h-j). 
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3.4.2. AFM e MEV/EDS 
Com o objetivo de avaliar o efeito da corrosão naftênica na superfície do aço carbono 
AISI 1020, dois petróleos envelhecidos com diferentes NAT = 0,44 mg KOH g-1 
(amostra B9) e NAT = 4,73 mg KOH g
-1 (amostra B4) foram selecionados para estudo de 
sua corrosividade. A figura 23 mostra imagens produzidas por MO e por AFM da 
superfície do aço AISI 1020 sem exposição a petróleo (branco, Figura 23A, 23D e 23G) 
e após exposição a petróleos envelhecidos B9 (23B, 23E e 23H) e B4 (23C, 23F e 23I) 
por um período de 15 dias. 
A figura  23D-F mostra imagens topográficas das alturas pico a pico, onde a informação 
do corte transversal é detalhada das figuras 23G-I.    
No aço AISI 1020 (branco), algumas irregularidades produzem um perfil topográfico 
(seção transversal da AFM, figura 23D) com alto valor de altura pico a pico (856 nm), 
refletindo em heterogeneidade topográfica da superfície do aço e oferece um 
importante meio para quantificar a rugosidade do aço. Portanto, a altura pico a pico é 
um parâmetro importante para o monitoramento ex situ do grau de corrosão do aço 
AISI. Quando o aço AISI é exposto a petróleos com acidez baixa (B9) e alta (B4) durante 
15 dias, a corrosão é fortemente evidenciada na amostra B4 pelo aparecimento de uma 
área de erosão na superfície do aço. Estas erosões têm um diâmetro grande e sua 
profundidade indica uma corrosão do tipo pitting na superfície do aço (a área de erosão 
está indicada na figura 23C por uma flecha branca). Consequentemente, o perfil 
topográfico observado na figura 23F, foi profundamente alterado pela formação de 
picos na superfície do aço e por uma redução marcante dos valores de altura pico a 
pico (de 856 a 224 nm, figura 23D e 23F). A diminuição da altura pico a pico também é 
um indicador de corrosão do tipo pitting, mostrando que toda a área analisada foi 
afetada, produzindo uma corrosão generalizada. Embora nenhuma formação de 
defeitos tenha sido evidenciada na superfície do aço em contato com o petróleo B9 
(com NAT de 0,44 mg KOH g-1), (Figura.23B), seu perfil topográfico é significativamente 
alterado: a altura pico a pico (Figura 23E) diminui praticamente pela metade (de 856 a 
463 nm). Da mesma forma que a AFM, micrografias do aço AISI 1020 foram feitas por 







Figura 23.Imagens de microscopia óptica produzida a partir de análises de AFM e de superfície de aço 
inoxidável AISI 1020 sem exposição (A, D e G) para o petróleo, e depois da exposição a amostra B9 de 
petróleo (B, E e H) e B4 (C, F e I), durante um período de 15 dias. Figuras D, E e F mostram imagens do 
perfil  topográfico, altura do pico do pico, onde a informação seção transversal é detalhado das figuras G, 
H e I. Imagens produzidas pela exposição AISI ao petróleo ácido (B4 com NAT de 4,73 mg KOH g
-1
 ), 
evidencia a corrosão por formação de poço na superfície do aço (figura C, sendo indicada por uma seta 
branca), produzindo perfil topográfico profundamente alterado pela formação de picos na superfície e 
uma redução acentuada nos valores da altura pico a pico( figuras F e I). 
 
A presença de irregularidades devido ao processo de corrosão também foi confirmada 
pelas análises de MEV, (Figura 24 b e c). O diâmetro da área de erosão é maior que 
sua profundidade; portanto, a corrosão localizada devido à exposição do aço AISI 1020 
aos petróleos B9 e B4, é do tipo pitting. A referida corrosão pode ser atribuída aos 





Figura 24.Microfotografias de aço AISI 1020 obtido a partir de análises de MEV sem (a) e com a 
exposição a óleos em bruto B9 (b) e B4 (c). Observe a presença de irregularidades na superfície de aço 
em todos os casos: no primeiro é devido ao pré-tratamento de polimento; enquanto que o segundo e 
terceiro correspondem ao tipo de corrosão pitting, sendo mais grave para AISI 1020 /óleo bruto sistema 
B4. 
 
Este fato pode ser confirmado pelas análises de MEV/EDS em ambas as amostras, 
onde o Fe e O são detectados, (Tabela 3). No aço AISI 1020 exposto ao petróleo B4, 
enxofre também é detectado na superfície, na forma de produtos sulfurados. Sulfeto de 
ferro, por exemplo, pode agir como um filme de passivação que pode facilmente ser 
quebrado. Neste caso, como o MEV/EDS identifica enxofre no aço AISI 1020 exposto à 
amostra B4, a corrosão por enxofre e o processo de passivação puderam ser 
identificados. 
 
Tabela 3. Dados qualitativos de microanálise por EDS. 
Samples Micro análise por espectroscopia de energia dispersiva (EDS)* 
 Fe C O S Al Si 
Blank + + - - + + 
B9 + - + - + - 
B4 + + + + + + 
(*) Os dados qualitativos: (+) e (-) símbolos correspondem à presença ou ausência de elementos. A 
presença de Al e Si é atribuída a um artefato de contaminação da técnica. 
 
Em geral, o processo de corrosão do aço AISI 1020 na presença de ácidos naftênicos e 
compostos de enxofre são descritos pelas equações 11-13, onde R representa o radical 
do ácido naftênico e Fe(RCOO)2 corresponde ao produto de corrosão que é solúvel no 
petróleo (Equação11). Na presença de H2S, forma-se um filme de sulfeto que pode 








2RCOOH(solúvel) + Fe(sólido) → Fe(RCOO)2(solúvel) + H2(g)                      Equação 11 
H2S(solúvel) + Fe(sólido) → FeS(adsorvido) + H2(g)                                      Equação 12 
Fe(RCOO)2(solúvel) + H2S(solúvel) → FeS(adsorvido) + 2RCOOH(solúvel)                         Equação 13 
 
 
A ausência de carbono no perfil MEV/EDS do aço AISI 1020 exposto ao petróleo B9 se 
deve ao caráter qualitativo da técnica em que o produto de corrosão pode mascarar 
alguns elementos. Também, a MEV/EDS é uma técnica de análise de superfície. A 
presença de Al e Si no aço AISI 1020 exposto à amostra B4 é atribuída às lixas 
utilizadas no pré-tratamento do aço, (Tabela 3). Finalmente, a presença de 
oxigênio/enxofre na amostra de aço exposta ao petróleo ácido B4 indica uma 


















Neste estudo, demonstramos que a associação de duas poderosas ferramentas 
analíticas, a espectrometria de massas por ressonância ciclotrônica de íons com 
transformada de Fourier acoplada à ionização por electrospray negativo, ESI(-)FT-ICR 
MS, e a microscopia de força atômica (AFM) permitiu a análise tanto da composição 
química dos ácidos naftênicos a nível molecular (CcHhNnOoSs) quanto de seu poder 
corrosivo. Tendo em vista que é objetivo da petroleômica correlacionar a composição 
do petróleo com suas características físicas e químicas e estudar o impacto destas 
características na produção de petróleo, ilustramos o grande potencial da AFM e da ESI 
FT-ICR MS para prever o poder corrosivo do petróleo. 
A eficiência da descarboxilação térmica dos ácidos naftênicos foi avaliada e os 
resultados de NAT mostraram uma redução de 20% e 16% nos petróleos A e B, 
respectivamente, sendo mais eficiente (redução de 80% à temperatura de aquecimento 
de 350 ºC durante um período de 6 h (4,79 → 0,44 mg KOH g-1). 
Os gráficos de DBE versus número de carbono construídos a partir dos dados de ESI(-
)FT-ICR MS foram uma ferramenta útil para a compreensão do mecanismo de 
degradação térmica. Embora o processo de descarboxilação térmica tenha se mostrado 
altamente eficiente e seletivo a 350 ºC, compostos com DBE variando de 1-15 e 
número de carbonos variando de C15 a C45 ainda permanecem no petróleo após um 
período de 6 h de descarboxilação. 
As análises de AFM evidenciaram a corrosão naftênica ex situ na superfície do aço AISI 
1020 exposta a um petróleo com NAT de 4,73 mg KOH g-1, gerando um perfil 
topográfico profundamente alterado pela formação de picos na superfície do aço e uma 
redução marcante nos valores de altura pico a pico (de 856 a 224 nm). As imagens 
ópticas e as microfotografias confirmaram a presença de irregularidades, 
caracterizando o mecanismo de corrosão como do tipo pitting. Os resultados de AFM 
também  permitiram evidenciar a corrosão naftênica em amostras com baixo valor de 
NAT (0,44 mg KOH g-1), não podendo ser ignorada. Dessa forma, ficou evidente a 
eficiência da técnica de AFM no monitoramento da corrosão naftênica em escala 
nanométrica em aços expostos à diferentes tipos de petróleo. 
Até o momento, existem poucos estudos que associam o perfil corrosivo obtido por 
análises de AFM com a composição molecular avaliada a partir dos dados de ESI FT-
ICR MS. Portanto, é importante desenvolver parâmetros físico-químicos baseados nos 
dados de AFM e de FT-ICR para avaliar a taxa e o tipo de corrosão, acreditamos que a 
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altura pico a pico (parâmetro obtido subtraindo-se o valor do pico mais alto do valor do 
pico mais baixo na área topográfica específica) poderá ser utilizada para monitorar a 
extensão da corrosão do aço (inoxidável ou não) em função do tempo de exposição e a 
























4 EVIDENCIANDO A CORROSÃO DO AÇO AISI 316 NO PETRÓLEO 





4.1.1 Espectroscopia Raman 
A compreensão dos mecanismos de oxidação é de fundamental importância no 
controle da corrosão e, portanto, muito importante para o desenvolvimento tecnológico 
e econômico. Técnicas como espectrometria de absorção, Raios-X, espectroscopia de 
infravermelho e espectroscopia Raman são frequentemente utilizados em estudos a 
respeito da compreensão do mecanismo de oxidação e dos produtos de corrosão. 
Dentre as técnicas mais utilizadas, a espectroscopia Raman, tem desempenhado um 
papel cada vez mais importante no estudo da corrosão devido às suas notáveis 
vantagens, tais como amostragem fácil e medição ex situ. 54, 67 A espectroscopia 
Raman consiste no espalhamento inelástico de luz pela matéria quando esta é irradiada 
por luz monocromática. Quando irradiada pela luz monocromática de frequência, v0, a 
amostra não espalha somente a radiação com a frequência original v0, chamada de 
radiação de Rayleigh, mas também origina radiação  espalhada com frequências 
diferentes (vo ± vi) , chamada de radiação inelástica ou Raman, sendo que vi  é a 
frequência vibracional  das espécies em estudos.68 A espectroscopia Raman associada 
à microscopia de força atómica (AFM), é uma técnica de alta resolução, que fornece 
uma caracterização química (identificação de compostos depositados sobre a 
superfície) e morfológica (porosidade do material sólido), permitindo,  análises ex situ 
sem preparo prévio da amostra, em escala atômica. 67,69  Em 1997, Faria et al.  utilizou 
espectroscopia de Raman para investigar o efeito da energia do laser sobre o espectro 
Raman de óxidos de ferro e oxihidróxidos.54 O estudo da composição da ferrugem 
usando espectroscopia Raman exigiu uma maior potência de laser para a excitação dos 
espectros. Em alguns casos, no entanto, a potência alta do laser sobre a superfície 
pode causar degradação da amostra, levando à má interpretação de espectros Raman. 
A sensibilidade dos espectros de Raman em função da potência do laser também vai 
depender da morfologia da superfície, pelo menos no caso de magnetite (Fe3O4). Em 
2011, Zhang et al.67 usou a espectroscopia Raman  para estudar os produtos de 




2-. Foram identificados dois produtos de corrosão na superfície do aço de carbono 
que consiste em duas camadas de ferrugem: uma camada exterior porosa 
(lepidocrocita, ϒ-FeOOH) e uma outra camada interior compacta (Fe3O4). 
 
4.1.2 Aço Inoxidável (Propriedades e aplicações) 
Os aços inoxidáveis são basicamente liga de ferro e cromo. Outros metais também 
atuam como elemento de liga, mas o cromo é o mais importante e indispensável para 
conferir a resistência desejada á corrosão. Estes aços podem ser classificados em 
austeniticos, ferríticos e martensíticos. Os autenísicos são ligas não magnéticas de Fe-
Cr-Ni, que apresentam 8% de níquel e baixo teor de carbono. Possuem boas 
propriedades mecânicas e resistência à corrosão. Os ferríticos são ligas de Fe-Cr com 
12 a 17% de cromo, com baixo teor de carbono. São magnéticos, possuem boa 
soldabilidade e apresentam boa resistência à corrosão em ambientes pouco 
agressivos. Os martensíticos são ligas de Fe-Cr com 12 a 14% de cromo com alto teor 
de carbono. Somente apresentam boa resistência à corrosão se temperados. Quando 
recozidos não possuem boa resistência à corrosão atmosférica. A característica de 
resistência desse tipo de material é obtida devido à formação de um óxido protetor que 
impede o contato direto do metal com o meio agressivo. O aço inoxidável possui 
inúmeras aplicações como, por exemplo, em eletrodomésticos, ônibus, escadas 
rolantes, equipamentos hospitalares, e na indústria do petróleo. O aço 316, classificado 
como austenítico, é utilizado em peças que exigem alta resistência à corrosão 
localizada; equipamentos de indústrias do petróleo, químicas, farmacêuticas e têxteis. A 
composição química deste aço encontra-se apresentada na tabela 4 a seguir.70,71  
 






Composição Química (%) 
316 
Cmáx Mnmáx Simáx Pmáx Smáx Crmáx Nimáx Momáx N2máx 







4.2.1 Objetivos gerais 
 
 Evidenciar o início da corrosão naftênica em aço AISI 316. 
 
4.2.2 Objetivos específicos 
 
 Utilizar a técnica de FT-ICR MS para caracterização do perfil químico molecular  
das amostras de petróleo. 
 Avaliar o desempenho de AFM associada à espectroscopia Raman na análise 
detalhada da superfície do aço AISI 316. 
 Utilizar a técnica de espectroscopia Raman para caracterização química dos 
produtos de corrosão naftênica. 
 Empregar as técnicas de FT-ICR MS, AFM e espectroscopia Raman 



















4.3.1 Materiais e reagentes 
Para as medições de NAT foram utilizados propan-2-ol anidro, tolueno e hidróxido de 
potássio (KOH, com graus de análise de pureza superior a 99,5%). Acetona e 
querosene foram utilizados na lavagem do aço AISI 316, aplicado nas análises de 
corrosão. Tais produtos químicos foram fornecidos pela Vetec Química Fina Ltda, 
Brasil. Hidróxido de amónio (NH4OH), ácido esteárico (AS) e trifluoroacetato de sódio 
(NaTFA) da marca Sigma-Aldrich Chemicals USA foram utilizados nas análises de ESI 
(-)-FT-ICR MS. Duas amostras de petróleo (denominadas petróleos G e J) do estado do 
Espírito Santo (ES), Brasil, foram colhidas em 2013 e usadas neste trabalho. 
 
4.3.2 Caracterização dos petróleos 
 
 Propriedades físico-químicas 
 
Os petróleos G e J foram caracterizados de acordo com as normas da Sociedade 
Americana de Testes e Materiais (ASTM) pelo Laboratório de Caracterização de 
Petróleo da Universidade Federal do Espírito Santo (LabPetro/ UFES-Brasil). Uma 
caracterização primária foi realizada para determinar a densidade (ASTM D5002-99), o 
grau API (ASTM D1298-99), o NAT (ASTM D664-09)16, a viscosidade cinemática14 
(ASTM D7042-04), o enxofre total (ASTM D4294)17, o ponto de fluidez (ASTM D93-10) 
e o teor de sal (ppm) (ASTM D6470)18 das amostras. Como o valor de água 
emulsionada e sedimentos (BSW) era menor do que 1.0% v/v, não foi necessário 
desidratar as amostras de petróleo. Os dados obtidos da caracterização dos dois 
petróleos (G e J) estão descritos na Tabela 5. 
 
 ESI (-)-FT-ICR MS  
 
As amostras de petróleo G e J foram diluídas a ≈ 1mg mL-1 em solução de 
tolueno/metanol a 50:50 v/v que continha 0.1% m/v de NH4OH para o ESI (-). A solução 
resultante foi injetada na fonte ESI a um fluxo de 5-10 µL min-1. O espectrômetro de 
massas (modelo 9.4 T Solarix, Bruker Daltonics, Bremen, Alemanha) foi configurado 
para operar em uma faixa de massa de m/z 200-1300. As condições da fonte de ESI(-) 
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foram as seguintes: pressão de gás nebulizador de 3 bar, voltagem no capilar de 3 kV e 
temperatura de transferência de íons de 250°C. O tempo de acumulação dos íons no 
hexapolo foi de 0,02-0,03 s, seguido de transporte para a cela analisadora (ICR) 
através de um sistema de direcionamento de íons por hexapolo. Cada espectro de 
massa foi obtido pela aquisição de 200 scans com um domínio de tempo de 4M (mega- 
point). Todos os espectros de massa foram calibrados externamente usando-se uma 
solução de trifluoroacetato de sódio, NaTFA, (m/z de 200 a 1200) após serem 
recalibrados internamente usando, para cada amostra, um conjunto dos compostos 
alquilados homólogos mais abundantes. Um poder de resolução, m/∆m50% ~= 460,000–
500,000, no qual ∆m50% é a largura do pico na metade de sua altura, de m/z 400 e uma 
exatidão de < 1 ppm permitiram a determinação da fórmula molecular de íons 
moleculares com carga unitária. Os espectros de massa foram adquiridos e 
processados usando o software Composer (Sierra Analytics, Pesadena, CA, EUA). Os 
dados foram processados e as fórmulas moleculares dos compostos foram 
determinadas através da medição dos valores de m/z.  
 
4.3.3 Ensaio de corrosão 
Para caracterizar o tipo de corrosão presente no aço AISI 316, as amostras (com área 
de 7,83 cm2) foram lavadas com acetona, polidas com lixas de papel com granulometria 
de 120-1200 e imersas em um banho ultrasônico com acetona por 20 min. Em seguida, 
as amostras de aço AISI 316 foram secas e imersas em recipientes de 10 ml com as 
amostras de petróleo G e J a temperatura ambiente (23º C), pressão de 1 atm e 
condições estáticas. Após um período de tempo (7, 14, 21, 28 e 36 dias), as amostras 
de aço foram removidas do petróleo e lavadas com acetona e querosene. 
Imediatamente após a secagem, as análises de AFM e de espectroscopia Raman 
foram realizadas. 
 
4.3.4 Análises de AFM e de espectroscopia Raman 
Análises de AFM e de espectroscopia Raman foram feitas na superfície do aço AISI 
316 após exposição aos efeitos corrosivos dos petróleos G e J. Inicialmente, as 
amostras de aço AISI 316 foram analisadas sem exposição a petróleo (tempo= 0 dia) e 
após exposição aos petróleos em função do tempo. As imagens de AFM foram feitas 
sem metalização operando a 12 kV e com um microscópio confocal Alpha 300R 
(WITec/ Wissenschaftliche Instrumente und Technologie GmbH®, Ulm, Germany. Nas 
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análises de AFM, as imagens topográficas foram feitas no modo não contato, nas 
regiões selecionadas pelo uso do microscópio ótico, com pontas de cantilever de Si3N4, 
constante nominal de 42 N m-1, frequência de ressonância de ≈ 285 kHz, taxas de scan 
de 0,3-1,0 Hz e scan size de 2500-10.000 nm. Além das imagens topográficas, as 
imagens de fase  e as imagens de microscopia ótica foram coletadas simultaneamente. 
As variações nas imagens de fase podem ser usadas para estimar as propriedades 
físico-químicas do aço AISI 316 tais como dureza, aderência e viscoelasticidade. A 
assimetria da superfície (Sk) foi determinada e utilizada para descrever a assimetria da 
distribuição de altura, avaliando, dessa forma, a rugosidade do corte transversal das 
imagens topográficas e de fase. 
 Em geral, quando o valor de Sk obtido é ~= zero, uma distribuição de dados simétrica 
ou uniforme em torno do plano da média é sugerida; quando Sk  é ≠ 0,  uma distribuição 
de dados assimétrica é sugerida, tal como com um pequeno pico (Sk > 0) ou um 
pequeno poço profundo (Sk < 0). Finalmente, foram coletados espectros Raman na 
mesma região das medidas de AFM. Os espectros foram obtidos usando-se como fonte 
de excitação um laser de NdYag (comprimento de onda = 532 nm) e uma lente Nikon 
com aumento de 100X (NA = 0,90). Para cada espectro, foi utilizado um tempo de 















4.4 RESULTADOS E DISCUSSÃO 
 
4.4.1 Caracterização do petróleo 
A caracterização físico-química (BSW, grau API, ponto de fluidez, teor de sal, NAT, 
enxofre total, viscosidade cinemática e densidade) dos petróleos G e J encontra-se na 
tabela 5. Foram observados valores de teor de sal e de NAT mais altos para o petróleo 
J do que para o petróleo G. 
 
Tabela 5. Caracterização físico-química das amostras de petróleo G e J. 
Characterization  Amostra G Amostra J 
BSW (v/v) 0.10 0.20 
API° 28.20 17.50 
Ponto de Fulgor (°C) -18.00 -24.00 
Sal (ppm) 210.20 233.48 
NAT (mg KOH g-1) 0.33 3.10 
Enxofre (wt %) 0.16 0.57 
Viscosidade20°c (mm
2
/s) 87.82 97.20 
Viscosidade40°c (mm
2
/s) 26.95 469.31 
Viscosidade50°c(mm
2
/s) 28.26 244.32 
Densidade (g/cm³) 0.88 0.95 
 
A fonte ESI(-) ioniza seletivamente os componentes ácidos (ácidos carboxílicos e 
compostos nitrogenados neutros) da matriz de hidrocarbonetos do petróleo. Os ácidos 
carboxílicos são ionizados preferencialmente em relação às espécies nitrogenadas 
neutras (pirrólicos). A ionização preferencial das espécies ácidas pela ESI(-)  torna a 
técnica seletiva porque se acredita que estes componentes ácidos, especificamente os 
ácidos carboxílicos, são os principais contribuintes para o NAT. A figura 25a-b mostra o 
espectro de massas de ESI(-)-FT-ICR dos petróleos G (25a) e J (25b). Em geral, os 
espectros de massa de ESI(-)-FT-ICR têm perfis de m/z 200 a 1000 com uma 
distribuição média de massa molar (Mw) centrada de ≈ 470 a 500 Da para os petróleos 
G e J, (Figura 25a-b), respectivamente. Compostos com heteroátomos foram 
detectados como moléculas desprotonadas, ou seja, íons [M-H]-, correspondentes a 




A área aumentada em torno de m/z 473 e 475 (Figura 25a-b) destaca a presença das 
principais espécies polares detectadas: íons [C32H58O2-H]
- , [C33H49NO-H]
- e [C35H41N-
H]- de m/z 473,4364, 474,3741 e 474,3166 e DBE= 5,11 e 17, respectivamente. As 
espécies da classe O2 estão presentes majoritariamente em ambos os petróleos, sendo 
mais abundantes no petróleo J, que possui maior valor de NAT, (Figura. 25b). 
Entretanto, as espécies da classe nitrogenada (classe N) são mais proeminentes na 
amostra G, como pode ser observado por meio da intensidade relativa do íon [C35H41N-
H]- de m/z 474,3166 e DBE= 17, (Figura 25a). 
 
Figura 25.Espectros de massas ESI(-) FT-ICR para  as amostras (a) G (b) J. 
 
Gráficos de DBE versus número de carbonos são ferramentas úteis para a 
diferenciação de misturas orgânicas complexas baseadas na composição química. Já 
foi demonstrado que estes gráficos permitem a apresentação de todos os sinais de uma 
classe de específica de forma simples e prática. Por este motivo, para comparar 
qualitativamente os petróleos G e J, gráficos de DBE versus número de carbonos 
(Figura 26a-b) e de DBE versus intensidade (Figura 26c) foram elaborados, mostrando 
a distribuição de todos os componentes de uma classe específica, a classe O2. Cada 
linha horizontal do diagrama na figura 26a-b representa uma série homóloga com um 
valor de DBE específico. 
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A figura 26a-b apresenta gráficos de DBE versus número de carbonos para a classe O2 
dos petróleos G e J. Existem compostos com DBEs variando de 1 a 17 e número de 
carbonos variando de C15 a C60, sendo que os compostos mais abundantes são C31 e 
C32 com DBE de 3 e 4. Os compostos da classe O2  mais abundantes são compostos 
principalmente de dois e três anéis naftênicos, conforme os resultados descritos por 
Schaub et al. e Colati et al.63,64 Uma diferença significativa foi observada ao se 
comparar as distribuições de abundância relativa dos compostos da classe O2. Para 
esta classe, uma maior amplitude da distribuição de DBE é observada para a amostra J 
(DBE de 1 a 17) em comparação com a amostra G (DBE de 1 a 13). Dessa forma, este 
resultado pode ser associado com o maior NAT observado para a amostra J (3.10 mg 
KOH g-1).  
 
 
Figura 26.Gráfico de DBE versus número de carbono para a classe  O2 das amostras de petróleo G (a) e 
(b) J; e (c) DBE versus intensidade para a classe O2. 
 
Para evidenciar o efeito do NAT no perfil químico dos espectros de massa por ESI(-)-
FT-ICR, adicionou-se aos petróleos G e J um padrão interno de ácido esteárico a 0.5 
µmol L-1, (Figura  27a-b). Observe que, com o aumento do NAT (amostra G → amostra 
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J), o sinal de m/z 283 diminui, tornando possível uma determinação visual da alta 
acidez da amostra J.   
 
Figura 27.Espectros de massas ESI(-)FT-ICR para as amostras (a) G and (b) J com padrão interno 




Em geral, os petróleos com NAT > 0,5 mg KOH g-1, tais como a amostra J, são 
classificados como petróleos ácidos e podem causar graves problemas de corrosão nas 
operações de refino. No entanto, o NAT não está diretamente relacionado com a 
corrosividade dos ácidos naftênicos. Nugent et al. demonstraram que petróleos com 
NAT < 0,5mg KOH g-1 podem ser corrosivos dependendo da temperatura e pressão a 
que estão submetidos, apresentando uma taxa de 0,39 mm/ano para o aço carbono.73  
A literatura também descreve a influência dos compostos de enxofre na corrosão 
naftênica. Quando os petróleos possuem altas concentrações de H2S (S> 1,5 wt%), a 
corrosão naftênica é inibida pela formação de uma fina camada protetora resultante da 
reação entre o ferro e o H2S. Neste caso, ambos os petróleos possuem S> 1,5 wt%; 
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consequentemente, os ácidos naftênicos são diretamente responsáveis pelo fenômeno 
de corrosão. 58,59 
Os dados de ESI (-)-FT-ICR MS, (Figuras. 25-27), demonstram que os gráficos de DBE 
versus número de carbonos são semelhantes para os petróleos G e J, (Figura 26) 
esperando-se, dessa forma, que ambos sejam corrosivos, embora apresentem 
diferentes taxas de corrosão naftênica. Com o objetivo de prever e avaliar o efeito da 
corrosão naftênica dos petróleos G e J na superfície do aço AISI 316, foram realizadas 
análises de microscopia ótica, AFM e de espectroscopia Raman. 
 
4.4.2 Microscopia ótica 
A figura 28 mostra imagens produzidas por microscopia ótica da superfície do aço AISI 
316 antes da exposição (branco) e após exposição aos petróleos G e J em função do 
tempo: 0 (branco), 7, 14, 21, 28 e 36 dias. Observa-se uma superfície irregular na 
superfície do aço AISI 316, antes da exposição aos petróleos, o que é atribuído ao seu 
pré-tratamento com usando lixa de papel número 400, 600 e 1200. Para o petróleo G, 
as imagens de microscopia ótica não se alteram em função do tempo. A corrosão 
naftênica só é evidenciada na superfície do aço AISI 316 após 21 dias de exposição à 
amostra J indicada pela seta preta na figura 28. Apesar de a microscopia ótica ser 
largamente aplicada em análise de corrosão, sua escala micrométrica dificulta a 
visualização dos estágios iniciais da corrosão por não fornecer a riqueza de detalhes 
necessária a respeito da superfície da amostra no início do processo corrosivo. 
 
Figura 28.Imagens de microscopia ótica para amostras de aço AISI 316 antes (em branco) e depois da 
exposição aos  petróleos G e J em função do tempo: 0 (branco), 7, 14, 21, 28 e 36 dias. A corrosão 





4.4.3 Análises de AFM 
A técnica de AFM oferece a possibilidade de avaliar os estágios de corrosão na 
superfície do aço AISI 316 em escala nanométrica; logo, esta técnica pode obter uma 
identificação mais precisa do processo de corrosão. A figura 29 apresenta medidas de 
AFM na superfície do aço AISI 316 antes da exposição (branco) e após exposição às 
amostras G e J em diferentes períodos de tempo (0, 7, 14, 21, 28 e 36 dias). As 
colunas A1-6 e D19-24 correspondem a imagens topográficas 3D, nas quais a alta 
resolução da AFM (área geométrica de 25 µm2) possibilita a identificação de fissuras 
atribuídas ao pré-tratamento realizado na superfície do aço. As colunas B7-12 e E25-30 
correspondem aos gráficos de corte transversal ao longo da linha topográfica onde os 
valores de Sk são mostrados. Finalmente, as colunas C13-18 e F31-36 correspondem a 
imagens de fase. 
As imagens topográficas das amostras G e J, colunas A1-6 e D19-24, sofrem grande 
alteração a partir de 21 dias para a amostra G (coluna A4) e de 14 dias para a amostra 
J (coluna D21), evidenciando o processo de corrosão. Nas amostras de aço AISI 316 
expostas ao petróleo J, o gráfico da seção transversal indica a formação de picos 
abaixo de zero após 14 a 36 dias de exposição, (Figura 29, colunas E25-30). Os valores 
de Sk também mudaram de -1,07 (branco, coluna E25) para 0,06 (36 dias, coluna E30). 
Da mesma forma que as imagens topográficas das amostras G e J (colunas A4 e D21), 
as imagens de fase (colunas C16 e F33) foram adquiridas simultaneamente e também 
indicam mudanças nas propriedades mecânicas, atribuídas à decomposição das 
amostras de aço (Figura 29, colunas C16 e F33). 
Nas amostras de aço AISI 316 expostas ao petróleo G, os valores de Sk mudaram de 
0,06 (branco, coluna B7) para 1,25 e - 0,42 (28 e 36 dias, colunas B11 e B12), e o estágio 
inicial de corrosão foi  determinado em 21 dias. Ao contrário dos resultados obtidos com 
a AFM, as imagens de microscopia ótica permaneceram inalteradas, (Figura 28). Dessa 
forma, estes resultados demonstram que a AFM é uma ferramenta poderosa para 
prever o verdadeiro estágio de corrosão. 
Romão et al. também evidenciaram a corrosão naftênica na superfície do aço AISI 1020 
após 15 dias de exposição a um petróleo com NAT=4,73 mg KOH g-1. A AFM detectou 
um perfil topográfico muito mais alterado quando comparado ao aço AISI 316. Da 
mesma forma que neste trabalho, também foi encontrada corrosão naftênica em 




Figura 29.Imagens de AFM  para amostras de aço inoxidável AISI 316 antes ( branco) e depois da 
exposição ao petróleo G e J em diferentes períodos de tempo (0, 7, 14, 21, 28, e 36 dias): colunas A1 -6 
e D19-24 correspondem a imagens topográficas 3D; B7-12 e E25-30 colunas correspondem à seção 
transversal ao longo da linha gráfica da topografia com valores SK; C13-18 e colunas e F31-36 são 
imagens de fase. 
 
4.4.4 Espectroscopia Raman 
A figura 30 mostra espectros Raman de amostras de aço AISI 316 antes da exposição 
(branco) e após exposição aos petróleos G e J em função do tempo (0, 14, 21, 28 e 36 
dias). Conforme demonstrado pelos dados de AFM, três produtos de corrosão são 
identificados a partir de 14 e 21 dias de exposição aos petróleos G e J: (i) as bandas 
243, 299, 385 e 479 são atribuídas à goetita (α-Fe(OOH)); (ii) as bandas na região de 
200 a 690 cm-1 são atribuídas à magnetita (Fe3O4); e (iii) a banda 1326 cm
-1 é atribuída 
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à hematita (Fe2O3). A formação de α-Fe(OOH), Fe3O4 e Fe2O3 em um ambiente 
corrosivo pode ser explicada pelas equações 14-16. 
 
                       4Fe + 3O2  + 2H2O  4 α FeOOH             Equação 14 
                        8 α FeOOH + Fe  3Fe3O4 + 4H2O          Equação 15 
2 α FeOOH  Fe2O3 + H2O                 Equação 16 
 
A presença de ferro, oxigênio e água (em baixa concentração) é responsável pela 
produção de α-Fe(OOH), (Equação 14). Adicionalmente, H2S e espécies RSH e 
RCOOH também podem contribuir para a formação de α-Fe(OOH). Fe3O4 e Fe2O3 são 
as espécies corrosivas mais abundantes, sendo produzidas por reações entre o ferro e 
α-Fe(OOH) e pela desidratação da α-Fe(OOH), respectivamente (Equações 14-16). 
 
 
Figura 30.Espectros de Raman das amostras de aço AISI 316, antes (branco) e após a exposição a 






O processo de corrosão naftênica na superfície do aço AISI 316 imerso em duas 
amostras de petróleo (G e J) com diferentes valores de NAT (0,33 e 3,10 mg KOH g-1) 
foi evidenciado por AFM e espectroscopia Raman. A avaliação da corrosão naftênica foi 
feita por medidas de AFM e o estágio inicial de corrosão foi determinado, através de 
imagens topográficas e de fase, em 21 dias, para o petróleo G, e 14 dias, para o 
petróleo J. Os espectros Raman corroboraram os dados de AFM e três produtos de 
corrosão foram identificados: goetita (α-Fe(OOH)); magnetita (Fe3O4) e hematita 
(Fe2O3). A correlação entre corrosão naftênica e valores de NAT foi avaliada a partir 
dos dados de ESI (-)-FT-ICR MS que mostraram uma maior faixa de distribuição de 
DBE (de 1 a 17) e uma maior concentração de ácidos naftênicos, sendo o ácido 





















Problemas de corrosão nos processos de exploração e refino de petróleo envolvendo 
ácidos naftênicos  em petróleos brutos têm sido relatados desde o início do século XX. 
Desde então, a busca por soluções para contornar esses problemas se tornou um 
desafio constante para a indústria petrolífer.74,75  
Diversos métodos foram estudados na tentativa de se remover os ácidos naftênicos do 
petróleo.  De modo geral, estes métodos podem ser abordados de duas formas. A 
primeira envolve a remoção do grupo carboxílico por meio de esterificação, 
hidrogenação e decomposição térmica. A segunda envolve a separação dos ácidos 
naftênicos do petróleo por meio de uma lavagem alcalina com álcool e amônia, 
extração com solvente, adsorção, separação por membrana e separação 
eletrostática.76 
Em 1960, Earl et. al. desenvolveu uma patente sobre processo de extração desses 
ácidos do óleo baseado em extração por solvente e destilação em presença de 
materiais alcalinos.77 Na década de 90, Gaikar e Maiti desenvolveram o método de 
extração de ácidos naftênicos por meio de absorção em resinas de troca iônica.78 Blum 
et. al. desenvolveu duas patentes sobre o redução de viscosidade e remoção de ácidos 
naftênicos por meio da decomposição térmica de compostos oxigenados à produtos 
com menor viscosidade e número de acidez total (NAT), mas não demonstraram qual 
mecanismo de degradação que o processo seguia.79 No mesmo ano Smith et. al. 
avaliou o efeito do tratamento térmico sobre o conteúdo de ácidos naftênicos de 
resíduos de vácuo por meio de espectrometria de massas por ressonância ciclotrônica 
de íons por transformada de Fourier. Foi observado que a acidez do resíduo de vácuo 
diminuiu com aumento da temperatura de tratamento, indicada pela redução da 
intensidade da classe O2 e da redução do NAT.
80 Em 2011 Mandal et. al. estudou o 
emprego de água supercrítica para reduzir o número de acidez total e os resultados 
experimentais revelaram que a remoção dos ácidos naftênicos foi de 83% a uma 
temperatura de 490ºC.81 Muitos destes mecanismos de remoção dos ácidos naftênicos 
requerem elevado consumo de energia, elevadas temperaturas e um grande 
investimento em instalações para se tornarem eficazes.  A pesquisa sobre a 
decomposição naftênica tem focado principalmente no desenvolvimento de novos 
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catalisadores para aumentar a velocidade da reação em temperaturas mais brandas. 
Em 2006 Zhang e colaborados demonstraram que a descarboxilação catalítica 
utilizando óxido de cálcio ou óxidos de magnésio como catalisadores é um método 
eficaz de remoção de ácidos naftênicos a baixas temperaturas.82 Em 2009 Ding et. al. 
estudou o emprego de óxidos de metais alcalinos terrosos e óxido de zinco como 
catalisadores para remoção de ácidos naftênicos em óleo pesados, e demonstraram 
que dependendo do catalisador empregado o processo de degradação térmica pode 
seguir pelo mecanismo de descarboxilação, neutralização ou craqueamento térmico.83  
Em 2014 Whan e colaboradores estudaram a remoção dos ácidos naftênicos no óleo 
por meio da decomposição catalítica utilizando Mg-Al hidrotalcita/ ɣ-Al2O3  como 
catalisador. Os resultados das análises de infravermelho (FIT IR) do óleo tratado a 
320°c após 1 hora de reação com uma pressão de 1.013 x105 Pa e uma razão 
catalisador/óleo de 0,17-0,20 e a análise por cromatografia gasosa do produto da 
reação comprovaram a decomposição do grupo carboxila e indicaram que o catalisador 
reduziu o número de acidez total (NAT) do óleo de 2,7mg de KOH/g para menos de 0,5 
mg de KOH/g.84  
Petróleos e cortes ácidos têm sido caracterizados por diversas técnicas na literatura, 
incluindo espectroscopia na região do infravermelho, ressonância magnética nuclear, 
além de espectrometria de massas acopladas a diversas fontes de ionização. 63 Dentre 
as técnicas utilizadas na caracterização de petróleo, a técnica de FT-ICR MS é a que 
possui a resolução e exatidão de massa necessária para resolver individualmente cada 
componente de uma matriz complexa, além de permitir a classificação dos compostos 
por tipo de classe (conteúdo de heteroátomo), DBE e número de carbonos.  As análises 
de petróleo e seus derivados por meio desta técnica têm identificado milhares de 
espécies que compõem dezenas de diferentes classes de compostos.85 A análise 
empregando a fonte ESI, no modo negativo, favorece a formação seletiva de ânions, 
portanto, reflete na ionização dos nitrogenados não básicos (como os pirrólicos) e 










5.2.1 Objetivo geral 
 
Reduzir a acidez naftênica do petróleo por decomposição térmica utilizando escória de 
siderurgia como catalisador. 
 
5.2.2 Objetivos específicos 
 
 Avaliar o desempenho da remoção de ácidos naftênicos de petróleo submetido à 
tratamento térmico na presença do catalisador. 
 Avaliar o comportamento da classe O2 frente ao tratamento térmico  na presença 
do catalisador e correlacionar com os dados de NAT. 
 Caracterizar o catalisador escória de siderurgia por meio da técnica de 
MEV/EDS e DRX. 
 Utilizar a técnica de FT-ICR MS para caracterização do perfil químico molecular  





















5.3.1 Materiais e reagentes 
Tolueno, propan-2-ol, hidróxido de potássio, grau analítico com pureza maior que 
99,5%, Vetec Química Fina Ltda, Brasil; foram usados para análise do número de 
acidez total. Metanol, hidróxido de amônio (NH4OH), Trifluoroacetato de sódio (NaTFA) 
e L-arginina, Sigma-Aldrich Chemicals, USA, foram utilizados na análise de ESI(-)-FT-
ICR MS. 
 
5.3.2 Caracterização do catalisador 
A análise de difração de raios-X convencional da amostra pulverizada foi realizada em 
temperatura ambiente em um difratômetro de raios-X Bruker D8 Discover com radiação 
Cu-K\alpha  (\lambda  = 1,5418\AA), com o ângulo de difração (2\theta) variado de 15 a 
90°, voltagem de 40 KV e corrente de 30 mA. O Difratograma obtido foi comparado com 
as fichas cristalográficas JCPDS (Joint Committee on Powder Diffraction Standards) do 
International Centre for Diffraction Data, disponíveis no software PCPDFWIN versão 
2.3. A  área específica do catalisador, escória de siderurgia, foi determinada por 
fisissorção de N2 em um equipamento da Quantachorme, modelo Autosorb-1, as 
amostras foram purgadas sob vácuo durante 24 horas à temperatura de 80°C com uma 
massa de 0,5g de amostra. As isotermas foram obtidas a partir da adsorção de N2 na 
temperatura T = 77 K em diferentes pressões parciais de N2. O valor da massa sempre 
foi mensurado após a análise de fisissorção. A partir das isotermas resultantes, 
calculou-se a área superficial específica pelo método BET (Brunauer, Emmet e Teller). 
As imagens do catalizador foram realizadas ex situ por de microscopia, usando um 
microscópio eletrônico de varredura equipado com acessório de espectroscopia de 
energia dispersiva de raios -X (EDS), SHIMADZU, SSX550, Japão. 
 
5.3.3 Degradação termocatalítica do petróleo 
Uma alíquota de aproximadamente 1L de petróleo, (óleo original)  com NAT = 4,70 mg 
KOH g-1,foi utilizada para estudar o efeito da descarboxilação termo catalítica de ácidos 
naftênicos. Os experimentos de descarboxilação naftênica foram conduzidos segundo 
procedimentos análogos aos descritos na norma ASTM D 2892. 17 Inicialmente, 400 mL 
de óleo bruto, foram tratados termicamente em um sistema reacional fechado, sob 
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refluxo a pressão reduzida, 760-0,1 mmHg,  em temperaturas que variaram de 20°c até 
280°, 300° e 350°C no período de 2, 4 e 6 horas. Posteriormente, a mesma quantidade 
de petróleo, com adição de 10% em massa  do catalisador, escória de siderurgia, foi 
tratada termicamente no reator  sob as mesmas condições de temperatura e pressão 
nos intervalos de tempo descritos anteriormente tal qual ilustra a figura 31. Foram 
produzidas  nove amostras de óleo termicamente envelhecidas contendo escória, (An), 
e nove  amostras de óleo termicamentente envelhecidas na ausência do catalisador 
(Bn), onde n =1-9. 
 
5.3.4 Caracterização físico-química do óleo 
As análises do número de acidez total foram realizadas conforme as especificações 
técnicas referentes à norma ASTM D 664 utilizando um potenciômetro Titrando 809 do 
fabricante Metrohm. 18 As amostras foram dissolvidas em uma mistura de tolueno e 
propan-2-ol contendo uma pequena quantidade de água. Na análise potenciométrica 
utilizou-se em eletrodo de membrana contendo uma solução de cloreto de lítio saturada 
em etanol e como titulante uma solução previamente padronizada de hidróxido de 
potássio 0,1 mo/L em meio alcoólico. A eficiência de remoção de ácido das amostras 
de óleo foi calculada de acordo da equação 17.  
 
%𝐶 𝑁𝐴𝑇 =
𝑁𝐴𝑇 𝑑𝑜 ó𝑙𝑒𝑜 𝑏𝑟𝑢𝑡𝑜 −  𝑁𝐴𝑇 ó𝑙𝑒𝑜 𝑝𝑟𝑜𝑐𝑒𝑠𝑠𝑎𝑑𝑜
𝑁𝐴𝑇 𝑑𝑜 ó𝑙𝑒𝑜 𝑏𝑟𝑢𝑡𝑜
 𝑥 100%                     Equação 17 
 
O teor de enxofre  total nas amostras de óleo foi determinado de acordo com o método 
padrão descrito na norma ASTM D429417 utilizando um Espectrômetro de 
Fluorescência de Raios-X por energia dispersiva SLFA-2800, Horiba Scientific (New 
Jersey, EUA).19 Inicialmente, as curvas de calibração foram construídas, e obtiveram-se 
os parâmetros, tais como a linearidade e limites de detecção. O tempo de medição foi 
de 100s. Os teores de enxofre das amostras de petróleo bruto sem tratamento térmico 




Figura 31.Esquema de degradação térmica  do óleo bruto submetido à tratamento térmico de 280°, 300° 
e 350°C no intervalo de 2-6h  na presença e na ausência do catalisador. 
 
5.3.5 ESI (-) FT- ICR MS 
As amostras de petróleo sem tratamento térmico e termicamente envelhecidas na 
presença e ausência do catalisador, An e Bn,  foram analisadas  por meio ESI  no modo 
negativo de aquisição de íons ESI(-), respectivamente. Uma concentração de 1mg mL-1 
da amostra foi preparada em uma solução de tolueno e metanol (1:1 v%)  contendo 
0,1% de hidróxido de amônio para aquisição no modo negativo de íons. A solução 
resultante foi injetada para dentro da fonte de ESI a um fluxo de 4.0 µl min-1. O 
espectrômetro de massas de ressonância ciclotrônica de íons por transformada de 
Fourier Solarix 9,4T( Brukerm Bremmen, Alemanha) foi empregado nas análises do 
conteúdo de compostos polares no óleo original (sem tratamento térmico) e  nas 
amostras termicamente  envelhecidas An e Bn. A faixa dinâmica de aquisição de íons 
na cela de ICR foi de m/z 200-2000. Os demais parâmetros da fonte de ESI (-) foram: 
Voltagem do capilar: 3 kV, end plate offset: -100,  fluxo do gás de secagem: 4l min-1, 
pressão do gás nebulizador: 1,5bar,  Skimmer = 60V e Collision voltage = 18V. Na 
transmissão de íons, o tempo de acumulação de íons no hexapolo (íon accumulation 
time) e o TOF foram de 0,03s  e 0,750 ms respectivamente. Cada espectro foi adquirido 
a partir da acumulação de 200 scans com um domínio de tempo de 4M (mega-point). 
Os espectros de FT-ICR MS foram adquiridos e processados usando o software 
Compass Data Analysis (Bruker Daltonics, Bremen, Germany). A partir do software 
Composer (Sierra Analytics, Pasadena, CA, USA). A partir de um algoritmo 
desenvolvido para o processamento de sinais o conjunto de dados de MS foi calibrado 
e a composição elementar foi determinada via medidas dos valores de m/z. Para 
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facilitar a visualização e interpretação dos dados de MS, foram construídos gráficos de 


























5.4 RESULDADOS E DISCUSSÃO 
 
5.4.1 Caracterização do catalisador por MEV-EDS e DRX 
A microestrutura da amostra de escória empregada na descarboxilação naftênica neste 
trabalho foi estudada a partir de microscopia eletrônica de varredura (MEV), que 
forneceu informações morfológicas e a natureza química deste material. A área 
superficial específica do catalisador, determinada pelo método BET (Brunauer, Emmet 
e Teller), foi de 18m2.g-1 . De forma complementar, a análise por EDS possibilitou a 
identificação dos elementos químicos presentes. Desta forma as imagens por MEV 
apresentadas nas figuras 32a e 32b e evidenciam que este material apresenta estrutura 
homogênea, indicando que as fases presentes estão bem dispersas. Outra constatação 
importante é que segundo Leofantia et al. a  presença de irregularidades na superfície 
do catalisador que, geralmente, leva a um aumento de área superficial e, 
consequentemente, a processos catalíticos mais eficientes.86  
A partir da análise por EDS (Figura 32c) pode-se detectar a presença dos elementos 
Ca, Si, O, Fe, Mg, Al e Mn, que estão relacionados aos óxidos que constituem a escória 
de siderurgia. Este resultado corrobora com o que foi observado na difração de raios X. 
Por meio do difratograma foi possível constatar a presença de fases cristalinas de SiO2, 
CaCO3, MgO, Fe3O4, Al2O3 e CaCO3 na escória, (Figura 33). 
 
 
Figura 32. Imagens de MEV da amostra de escória siderúrgica em ampliação de (a) 3000x, (b) 1800x e 




A figura 33 apresenta o difratograma de Raios –X convencional registrado em 
temperatura ambiente para escória de siderurgia utilizada como catalisador na reação 
de degradação térmica do óleo original.  Na análise por difração de Raios –X foram 
detectadas fases referentes á Magnetita (Fe3O4), Alumina Al2O3, Calcita, (CaCO3) e 
óxidos de silício, magnésio e manganês indicando que trata-se deu material poli 
cristalino.  Foi possível observar picos de difração bem definidos para as fases 
referentes á SiO2, CaCO3 e MgO. Porém, alguns picos apresentam sobreposição dos 
sinais de difração do Fe3O4 e MnO3, devido à proximidade entre as distâncias 
interplanares.   A composição química das fases cristalinas preditas por Raios- X (wt %) 
mostraram que aproximadamente 25% do material é composto por óxido de silício SiO2 
seguido por 19% de óxido de magnésio. Embora esta análise seja semi-quantitativa é 
possível inferir que praticamente metade da escória de siderurgia é composta por 
óxidos básicos.   
 





5.4.2 Caracterização físico-química do petróleo 
A caracterização físico-química (NAT e enxofre total) do óleo original e de seus 
produtos de degradação (An e Bn onde n=1-6) encontra-se na tabela 6. Para a amostra 
de petróleo original, sem tratamento térmico e sem adição do catalisador, o valor do 
NAT é 4,79 mg de KOH g-1 e o valor de enxofre total  é 1,0220 wt%.  Quando o petróleo 
original foi submetido à degradação térmica com adição do catalisador observou-se 
uma redução de 43,58% do NAT (4,79  1,89 mg de KOH.g-1) a 350°C e 2h de 
envelhecimento (amostra A4) . Com o objetivo de melhorar a eficiência e seletividade do 
método de descarboxilação térmica, o tempo de envelhecimento da amostra com 
adição do catalisador foi aumentado de 2 para 4h. Todavia, observou-se uma redução 
de apenas 30,50% do NAT (4,79  2,94 mg de KOH.g-1), evidenciando que a atividade 
catalítica da escória de siderurgia sobre os ácidos naftênicos do óleo tem atividade 
ótima na temperatura de 350°C e 2h de envelhecimento, (Tabela 6). Ao contrário dos 
ácidos naftênicos, os compostos com heteroátomo de enxofre permanecem estáveis no 
petróleo, (redução ͌ 8,48%), provando assim sua maior estabilidade térmica (Tabela 6). 
 
Tabela 6.Caracterização físico química das amostras de petróleo original e de seus produtos de 
degradação térmica An e Bn. 
        
                                                     Petróleo Original                              Petróleo-Catalisdor 




Enxofre           
(wt%) 
%Converção 
        TAN 







     NAT 
 - 4.79 1,0220 -    4.79 1.0220        - 
300°C 
2h 4.73 1.0102 1.26    3.90 0.98418     18.58 
4h 4.59 1.0052 4.18    3.94 0.95501     17.74 
6h 4.06 1.0081 15.25    3.50 0.94658     26.9 
350°C 
2h 3.35 0,9436 30.07    1.89 0.93539     43.58 
4h 4.23 0,9770 11.70    2.94 0.91312     30.50 
6h 0.44 0.9580 90.82      -       -         - 
 
A figura 34 mostra o gráfico de NAT versus tempo de degradação térmica para 
amostras de óleo tratadas termicamente na presença (A1 a A5) e na ausência do 
catalisador, (B1, a B6) sob temperaturas reacionais de 300°C e 350°C. Para a amostra 
tratada termicamente á 350°C com escória de siderurgia por 2 horas (A4), observou-se 
uma redução acentuada do NAT. Quando comparada às demais amostras, esta foi a 
que apresentou o menor valor do NAT, para o mesmo tempo e temperatura de reação. 
Sendo assim, a eficiência desse material em reagir com os ácidos naftênicos e 
promover a descarboxilação do grupo carboxílico presente nestes compostos pôde ser 
comprovada. Este fenômeno pode ser explicado devido a presença de óxidos básicos, 
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como MgO por exemplo, que reagiram com o grupo carboxílico dos compostos 
naftênicos conforme  o que está proposto na equação 18 ou a capacidade de reação 
dos óxidos de metais básicos com o CO2 formado no meio reacional conforme mostra a 
equação 19 e 20. Tal fenômeno não pode ser observado para o CaCO3, devido a sua 
elevada temperatura de decomposição, não proporcionando assim, a formação de   
CaO e catalisando a descarboxilação do ácido naftênico, (como mostrado na equação 
18).   
2RCOOH + MgO   Mg(RCOO)2 + H2O             Equação 18 
2RCOOH RH +CO2                                                      Equação 19 




Figura 34. Efeito da temperatura, tempo, e do catalisador na redução do número de acidez total. 
 
5.4.3 ESI (-) FT- ICR MS 
Na figura 35 são observados os espectros de massa de ESI (-) - FT-ICR para o petróleo 
original e para seus produtos de degradação An, submetidos à temperatura de 
aquecimento de 300ºC e 350°C. Em geral, os espectros de massa de ESI(-)-FT-ICR 
têm perfis de m/z 200 a 1200 Mw centrada em ≈ 440 Da para o petróleo original, (Figura 
34a) e  450-470 Da para os petróleos degradados, (Figura 35 b-f). Compostos 
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heteroatômicos  foram detectados como moléculas desprotonadas, ou seja, íons [M -H], 
correspondentes a ácidos naftênicos e análogos de carbazóis. 
 
Figura 35.ESI (-) FT-ICR MS das amostras termicamente tratadas com catalisador. 
 
Para melhor demonstrar o efeito do NAT no perfil químico dos espectros de espectros 
ESI(-) -FT-ICR MS, as amostras de petróleo original e seus produtos de degraação 
térmo catalífica foram misturadas com um padrão interno de ácido esteárico com 
concentração de 0,5 µmol.l-1, íon [M-H]- de m/z 283 (Figura 36a). Para amostra de óleo 
original é possovel observar que  a gaussiana correspondente ao petróleo é  suprimido 
pelo sinal de m/z 283. Esse fenômeno de supressão iônica é ainda melhor visualizado 
para amostras de petróleo degradadas, devido aos seus menores valores de NAT 





Figura 36. ESI (-) FT-ICR MS das amostras de petróleo original e termicamente tratadas com catalisador. 
 
Para os diagramas de classes, (Figura 37), a classe O2, composta principalmente por 
ácidos naftênicos, foi à classe mais abundante. A classe N (compostos análogos do 
pirrol) foi a segunda mais abundante, seguida da classe NO2 (análogos do pirrol ou da 
piridina com um grupo carboxila ou dois grupos hidroxila). Cabe destacar que a 
abundância relativa dos compostos da classe O2 diminuiu significativamente do óleo 
original para a amostra A5 (~80%  → ~55%) tratada á 350 ºC durante o período de 4 h, 
corroborando com os dados obtidos por meio da caracterização físico-química.  
 
Figura 37. Gráfico de distribuição classe de compostos contendo um heteroátomo. 
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A figura 38 mostra a distribuição de abundância relativa para a classe de compostos O2 
no petróleo original e em seus produtos de degradação.  No petróleo original, ácidos 
naftênicos e carbazóis com DBEs de 4-5 são mais abundantes. Como consequência do 
processo de descarboxilação catalítica, suas intensidades relativas são diminuídas  ao 
longo de toda extensão de DBE. 
 
Figura 38. Gráfico de  DBE versus intensidade da classe O2 
 
A figura 39 a-c apresenta gráficos de DBE versus NCs para as classes O2, N e NO2 do 
petróleo original e de seus produtos de degradação, (Figura 39 d-m). Para a classe O2, 
da amostra de óleo original, existem compostos com DBEs variando de 1 a 10 e NCs 
variando de C23 a C50, sendo que os compostos mais abundantes são C32 com DBE = 
4-5, (Figura 39 a). Uma diferença significativa foi constatada quando se comparou a 
classe O2 do petróleo original com a classe O2 de seus produtos de degradação, (Figura 
39 d, g e j). O aumento da abundância relativa de compostos  de DBE elevado (5-18)  
na classe O2 deve-se ao efeito de supressão na fonte de eletrospray, ESI, uma vez que 
os ácidos com maior pKa, presentes no óleo original, não  foram ionizados devido aos 
ácidos com menor pKa, (Figura 39 a). Porém, à medida que os ácidos de menor pKa 
foram removidos por meio da  descarboxilação  catalítica, os ácidos com maiores 
valores pKa são favorecidos na ionização por ESI. Sendo assim, é possível observar a 
abundância desses compostos aumentando no gráfico de DBE versus NC da classe O2 
(Figura 39 d, g e j). Sendo que pra amostra tratada á 350°C durante 4 horas a maior 





Figura 39. Gráfico de  DBE versus NC para classe O2 , N e NO2 para amostra de óleo original (a-c), e 








Figura 40. Gráfico de  DBE versus NC para classe O2 , N e NO2 para amostra de óleo original (a-c), e 

















Neste estudo, demonstrou-se que a técnica de ESI(-)FT-ICR MS, permitiu o estudo da 
composição química dos ácidos naftênicos a nível molecular (CcHhNnOoSs) avaliando a 
eficiência do catalisador, escória de siderurgia, no perfil químico dos espectros de 
massas. A eficiência da descarboxilação termo catalítica dos ácidos naftênicos  foi 
comprovada por meio dos resultados de NAT, que mostraram uma redução de 43,50% 
(4,79 → 1,89 mg KOH g-1) do petróleo original para o petróleo degradado á 350°C 
durante 4h na presença do catalisador. Os gráficos de DBE versus número de carbono 
construídos a partir dos dados de ESI(-)FT-ICR MS foram uma ferramenta útil para a 
compreensão do mecanismo de degradação termo catalítica. Entre as amostras de 
petróleos envelhecidos na presença do catalisador, observou-se um aumento dos 
valores de DBE (de 1-5 para 5-18) em função do processo de descarboxilação 



















O potencial da associação de duas poderosas ferramentas analíticas, ESI(-)FT-ICR 
MS, e AFM no estudo tanto da composição química dos ácidos naftênicos a nível 
molecular (CcHhNnOoSs) quanto de seu poder corrosivo, foi avaliada neste trabalho por 
meio da degradação térmica de óleos, da caracterização dos produtos de degradação e 
do ensaio de corrosão do aço carbono imerso nas amostras de óleo termicamente 
degradadas. Por meio da agregação destas técnicas foi possível associar a 
composição molecular das amostras de óleo com o seu poder corrosivo em aço 
carbono. Tal fato evidencia a importância do desenvolvimento de parâmetros físico-
químicos baseados nos dados de AFM e de FT-ICR para avaliar e monitorar a extensão 
e o tipo de corrosão em função do tempo de exposição à determinado tipo de óleo. 
Além disso, por meio da utilização da técnica de espectroscopia Raman, foi possível 
evidenciar o início da corrosão naftênica em aço inoxidável. O perfil químico molecular 
de duas amostras de petróleo com acidez distintas foi caracterizado por FT-ICR MS e 
com o auxílio da microscopia de força atômica associada à espectroscopia Raman 
realizou-se uma análise detalhada da superfície deste tipo de aço, além disso, também 
foi possível identificar os produtos de corrosão naftênica encontrados nesta superfície. 
Sendo assim, ficou evidente que o emprego concomitante das técnicas de FT-ICR MS, 
AFM e RAMAN é fundamental para prever o poder corrosivo do petróleo no aço. 
O desempenho da remoção de ácidos naftênicos de petróleo submetido à tratamento 
térmico na presença do catalisador foi avaliado baseando-se no comportamento da 
classe O2, que teve a abundância relativa de seus compostos bastante reduzida 
quando o óleo foi tratado termicamente com escória de siderurgia. O material, escória 
de siderurgia, foi caracterizado por meio da técnica de MEV/EDS e DRX e o perfil 
químico molecular das amostras de petróleo foi caracterizado por utilizando-se a 
técnica de FT-ICR MS. 
Neste estudo, demonstrou-se que a espectrometria de massas por ressonância 
ciclotrônica de íons com transformada de Fourier acoplada à ionização por electrospray 
negativa, ESI(-)FT-ICR MS, associada à AFM e à espectroscopia Raman são 
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Monitoring the degradation and the corrosion of naphthenic acids
by electrospray ionization Fourier transform ion cyclotron resonance
mass spectrometry and atomic force microscopy
Heloísa P. Dias a, Thieres M.C. Pereira a, Gabriela Vanini a, Pedro V. Dixini a, Vinicius G. Celante b,
Eustáquio V.R. Castro a, Boniek G. Vaz c,⇑, Felipe P. Fleming d, Alexandre O. Gomes d, Glória M.F.V. Aquije e,
Wanderson Romão a,e,⇑
a Petroleomic and Forensic Laboratory, Department of Chemistry, Federal University of Espírito Santo, 29075-910 Vitória, ES, Brazil
b Federal Institute of Education, Science and Technology of Espírito Santo, 29192-733 Aracruz, ES, Brazil
cChemistry Institute, Federal University of Goiás, 74001-970 Goiânia, GO, Brazil
d Petróleo Brasileiro S/A – PETROBRAS, CENPES, Rio de Janeiro, RJ, Brazil
e Federal Institute of Education, Science and Technology of Espírito Santo, 29106-010 Vila Velha, ES, Brazil
h i g h l i g h t s
 Analysis of naphthenic acids by ESI(-) FT-ICR MS and characterization by AFM of AISI 1020 steel naphthenic corrosion.
 The corrosion text was evaluated in a closed system in reﬂux at reduced pressure with temperature of 280–350 C.
 As temperature increases, we observe thermal decarboxylation of naphthenic acids.
 DBE versus carbon number shows the trends of the thermal decarboxylation of naphthenic acids.
 AFM measurements evidenced that naphthenic acid corrosion occurred by pitting mechanism.
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a b s t r a c t
Although the term ‘‘naphthenic acids’’ was originally used to describe acids that contain naphthenic rings,
today this term is used in amore general sense and refers to all components in the acid extractable fraction.
In crude oil, naphthenic acids exist as a complex mixture of compounds with broad polydispersity with
respect to bothmolecular weight and structure. There has been increasing interest in the naphthenic acids
in crude oil because of the corrosion problems that cause during oil reﬁning. Herein, two powerful analyt-
ical tools, negative-ion electrospray ionization Fourier transform ion cyclotron resonance mass spectrom-
etry, ESI(-)FT-ICR MS and atomic force microscopy (AFM), were combined to monitor the thermal
degradation of naphthenic acids and their corrosion effects on AISI 1020 steel, respectively. Two different
acidic crude oils (TAN = 2.38 and 4.79 mg KOH g1, and total sulfur = 0.7993 and 1.0220 wt%) have been
submitted to thermal treatment at 280, 300 and 350 C during 2, 4 and 6 h, and characterized by ESI(-)-
FT-ICRMS, total acid number (TAN), and total sulfur. The AISI 1020 steel was analyzed by scanning electron
microscopy (SEM) and AFM. Generally, heating the crude oil at 350 C in a period of 6 h, it was observed
that a high efﬁciency (ﬃ80%) and selectivity of thermal decarboxylation process was monitored by decay
of TAN (4.79? 0.44 mg KOH g1). ESI(-)-FT-ICRMS results showed that naphthenic acid species remained
after the heating have DBE ranging 1–12 and carbon number from C15 to C45. AFM topographic proﬁle
evidenced that the naphthenic acid corrosion of the crude oil with TAN of 4.73 mg KOH g1 on AISI 1020
steel was profoundly altered and a marked reduction in peak to peak height values (obtained by subtract-
ing the value of the lowest peak by the highest peak in the topographic area examined). Optical images and
microphotographs conﬁrmed the presence of irregularities, characterizing the corrosionmechanism as pit-
ting type. The naphthenic corrosionwas also evidenced in samples with low TAN value (0.44 mg KOH g1).
 2014 Elsevier Ltd. All rights reserved.
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1. Introduction
Crude oil extraction, transport, and its processing in reﬁneries
raise a multitude of challenges for the industry, and can be
expressed in economic costs and beneﬁts. Reducing the production
costs entices the oil companies to process ‘‘opportunity crudes’’ –
low quality corrosive crude oils with high naphthenic acid and sul-
fur contents that are cheaper than the so called ‘‘sweet crudes’’, the
former of which are readily available on the oil market. Processing
these acidic crudes at high temperatures in reﬁneries forced the
reﬁnery engineers to adopt special strategies for mitigating their
corrosive effects. These strategies included blending crudes, select-
ing better materials for various critical reﬁnery components. Part
of the strategy for identifying better materials includes an invest-
ment into better understanding the mechanism of naphthenic acid
corrosion [1].
Naphthenic acids were identiﬁed as the main corrosive species
in acidic crudes although they represent less than 3 wt% [2]. They
include all organic acids in the acid extractable fraction, but the
main constituents are carboxylic acids with general formula
R–(CH2)n–COOHwhere R corresponds to one or more cyclopentane
or cyclohexane rings. Due to naphthenic corrosivity effects and
their biological marker role in geochemistry many studies were fo-
cused on identiﬁcation of naphthenic acids structures present in
different crudes [3]. This challenge proved to be very difﬁcult be-
cause naphthenic acids formed complicated mixtures. Some
references mentioned that only in a single crude oil sample con-
tains approximately 1500 different organic acids identiﬁed with
molecular weights ranging from 200 to 700 Da. [1,4]. More recent
works on some crude oils identiﬁed naphthenic over a mass range
of 115–1500 Da with a carbon content of C20–C80 [4].
Measuring naphthenic acids concentration in oils was one of
the ﬁrst tasks for naphthenic corrosion studies. Currently, naph-
thenic concentrations are measured by titrating themwith an alco-
holic solution of potassium hydroxide (KOH), being expressed by
the total acid number (TAN) that represents the milligrams of
KOH used to neutralize all acidic species in 1 g of oil sample [5].
Crude oils with TAN > 0.5 mg of KOH g1 may cause severe corro-
sion problems to reﬁning operations [6–8]. However, the TAN is
not directly correlated with the corrosivity of naphthenic acids. It
depends upon the size and structure of the naphthenic acids [4]
present and the interaction of naphthenic acids with other com-
pounds present in the crude oil (sulﬁtes, carbon dioxide, etc.).
Fourier transform ion cyclotron resonance mass spectrometry
(FT-ICR MS) offers the highest available mass resolution, mass
resolving power, and mass accuracy, which enable the analysis of
complex petroleummixtures on a molecular level [9]. High-resolu-
tion MS data have shown that it is possible to discriminate differ-
ent compounds [10–12] because of the different ionization
efﬁciencies of the crude oil constituents [13]. Accurate mass mea-
surements [14,15] allow unambiguous elemental composition
(CcHhNnOoSs) assignment and double bond equivalent (DBE), facil-
itating material classiﬁcation by heteroatom content and the de-
gree of aromaticity [16–18]. Naphthenic acids can be analyzed by
negative-ion electrospray ionization, ESI(-), coupled to FT-ICR MS,
being detected in form of deprotonated molecule, [M–H]
[19,20].
Some studies in literature report the correlation between the
chemical composition of crude oil and the corrosion process
[21–23]. In 2012, Huang et al. [21] studied the synergy effect of
naphthenic acid corrosion and sulfur corrosion at high temperature
(280 C) in a crude oil distillation unit using Q235 carbon–manganese
steel and 316 stainless steel. In a corrosion media containing only
sulfur (from 1 to 5 wt%), the corrosion rate of Q235 and 316 ﬁrst
increased and then decreased with the increasing of sulfur content.
However, when the naphthenic acid and the sulfur compounds
were added together a synergy effect on the corrosion rate was ob-
served in Q235 and 316. In the same year, Freitas et al. [22] studied
the effect of composition of heavy distillation cuts from heavy
crude oil (density = 0.93 and TAN = 1.93 mg KOH g1) on the corro-
sion process. The cuts with boiling temperatures lower than 315 C
and TANs ranging from 0.47 to 1.83 mg g1 were studied. Accord-
ing to the ESI(-)-FT-ICR MS results, the naphthenic acid species
were detected in the six cuts studied (cuts 2–7), with m/z < 300
and DBEs ranging from 2 to 4. Similarly, the relative abundance
of heavy naphthenic acids and the TAN increase with the distilla-
tion cut temperature. This information correlated with the corro-
sion mechanism for AISI 1020 steel in the heavy oil and the
distillation cuts, where the corrosion was more evident in the oil
distillation cuts that were characterized as alveolar and pitting.
In addition, Piehl [24] and Slavcheva et al. [7] show that the
corrosion rate had increased (from 0.30 mm y1 to 1.27 mm y1)
as a function of boiling point (from 204 C to 371 C) for cuts with
TAN ﬃ 2 mg KOH g1. It also increased (from 1.27 mm/y to
2.08 mm/y) as a function of TAN (from 2 mg KOH g1 to
10 mg KOH g1) at 371 C [25]. In 2013, our group shows that hea-
vy distillation cuts are more corrosive than the light distillation
cuts, where the corrosion rate will increase in the following order:
naphtha (cuts 1-2) < kerosene (cuts 3-4) < gas oil (cuts 5-12), being
the corrosion process caused by both: naphthenic acids and sulfur
compound species [18], which are primarily present in the heavy
distillation cuts.
Recently, alternative methods have been developed to reduce
the amount of naphthenic acid species and consequently the corro-
sion rate [26–28]. These processes normally involve critical and
expensive conditions such as high temperatures (300–400 C) and
an inert N2 atmosphere [22], the use of supercriticalwater in a batch
reactor at 500 C and 50 MPa [23] or thermal cracking and catalytic
decarboxylation over alkaline earth-metal oxides and ZnO catalysts
[24]. Herein, two different acidic crude oils (TAN = 2.38 and
4.79 mg KOH g1, and total sulfur = 0.7993 and 1.0220 wt%) were
submitted to thermal treatment at 280, 300 and 350 C during 2, 4
and 6 h, being thenmonitored by ESI(-)-FT-ICRMS, TAN, total sulfur,
and scanning electron (SEM) and atomic force (AFM) microscopies.
The correlation between the chemical composition and the corro-
sion was analyzed.
2. Experimental
2.1. Materials and reagents
Anhydrous propan-2-ol, toluene and potassium hydroxide
(KOH, analytical grades with purity higher than 99.5%) were used
for the TAN measurements. Acetone and kerosene were used in
washing of the 1020 steel, applied in corrosion experiments. These
chemicals were supplied by Vetec Química Fina Ltda, Brazil.
Ammonium hydroxide (NH4OH) and sodium triﬂuoroacetate
(NaTFA) purchased from Sigma–Aldrich Chemicals USA and used
for the ESI(-)-FT-ICR MS measurements. All reagents were used
as received.
2.2. Primary characterization of the crude oils
Two samples of offshore oils fromEspírito Santo state (ES), Brazil,
were characterized according to the standards of the American Soci-
ety for Testing and Materials (ASTM) by Laboratory of Petroleum
Characterization of Federal University of Espírito Santo (LabPetro/
UFES-Brazil). A primary characterization was conducted to deter-
mine the total acid number (ASTM D664-09) [4,29], and the total
sulfur (ASTM D4294) analyses. [26,30] The data obtained from the
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characterization of two crude oils termed in A and B are as follows:
TAN = 2.38 and 4.79 mg KOH g1, and total sulfur = 0.7993 and
1.0220 wt%, respectively (see Table 1).
2.3. Thermal degradation of crude oils
A homemade distillation process (accordance with ASTM D
2892) [31] was used to study the naphthenic acids thermal
degradation. Initially, distillation system was loaded with approxi-
mately 400 mL of crude oil and heated from 20 C to three ﬁnal
aging temperatures: 280, 300 and 350 C. The time ageing was var-
ied from 2 to 6 h under a closed system in reﬂux at reduced pressure
from 760 to 0.1 mm Hg. Fig. 1 summarizes an experimental scheme
developed to study the thermal degradation of naphthenic acids
from two acidic crude oils (A and B). Aged oils were produced and
termed in Am and Bn wherem = 1–6 and n = 1–9, Fig. 1 and Table 1.
After, all samples (original and aged) were characterized in terms of
TAN, total sulfur and ESI(-)-FT-ICR MS. The total sulfur and the TAN
values are shown in Table 1.
2.4. ESI(±)-FT-ICR MS
Petroleum samples were analyzed by both ion modes: positive
and negative electrospray ionization, ESI(±). Brieﬂy, the samples
were diluted to 1 mg mL1 in 50:50 (v/v) toluene/methanol
which contained 0.1% m/v of NH4OH for ESI(-) and 0.1% m/v of
HCOOH for ESI(+). The resulting solution was directly infused at
a ﬂow rate of 4 ll min1 into the ESI source. The mass spectrome-
ter (model 9.4 T Solarix, Bruker Daltonics, Bremen, Germany)
[17,18,26,32] was set to operate over a mass range of m/z 200–
1300. The ESI(-) source conditions were as follows: a nebulizer
gas pressure of 3 bar, a capillary voltage of 3 kV, and a transfer
capillary temperature of 250 C. The ion accumulation time in
the hexapole was 0.02–0.03 s, followed by transport to the ana-
lyzer cell (ICR) through the multipole ion guide system (another
hexapole). Each spectrum was acquired by accumulating 200 scans
of time-domain transient signals in 4 mega-point time-domain
data sets. The front and back trapping voltages in the ICR cell were
0.60 V and 0.65 V for ESI(-) and +0.80 V and +0.85 V for ESI(+),
respectively. All mass spectra were externally calibrated using a
NaTFA solution (m/z from 200 to 1200) after they were internally
recalibrated using a set of the most abundant homologous alkyl-
ated compounds for each sample [18]. A resolving power, m/
Dm50% ﬃ 460,000–500,000, in which Dm50% is the full peak width
at half-maximum peak height, of m/z 400 and a mass accuracy of
<1 ppm provided the unambiguous molecular formula assign-
ments for singly charged molecular ions. The mass spectra were ac-
quired and processed using a custom algorithm developed
speciﬁcally for petroleum data processing, Composer software
(Sierra Analytics, Pasadena, CA, USA). The MS data were processed,
and the elemental compositions of the compounds were deter-
mined by measuring them/z values. To help visualize and interpret
the MS data, typical plots such as DBE versus carbon number and
heteroatomic-containing compounds proﬁle were constructed.
2.5. Scanning electron and atomic force microscopies analyses
Atomic force microscopy (AFM), invented in 1986, is a powerful
imaging technique for nanoscale investigation [33], permitting
highly sophisticated surface morphology characterization. It is
based on imaging (visualization) of the surface of a sample with
high resolution at nanoscale dimensions [34,35]. The basic idea
Table 1
Physical–chemical characterization of crude oils A and B, and their thermal degradation products.
Temperature Time (h) TAN (mg KOH g1) Sulfur (wt%)
Sample A Sample B Sample A Sample B
280 – 2.38 (A) 4.79 (B) 0.7993 (A) 1.0220 (B)
2 3.39 (A1) 5.00 (B1) 0.6080 (A1) 0.9846 (B1)
4 3.27 (A2) 5.05 (B2) 0.6079 (A2) 0.9879 (B2)
6 3.18 (A3) 4.74 (B3) 0.6089 (A3) 1.0134 (B3)
300 2 2.66 (A4) 4.73 (B4) 0.5880 (A4) 1.0102 (B4)
4 1.90 (A5) 4.59 (B5) 0.5729 (A5) 1.0052 (B5)
6 1.95 (A6) 4.06 (B6) 0.6028 (A6) 1.0081 (B6)
350 2 – 3.35 (B7) – 0.9436 (B7)
4 – 4.23 (B8) – 0.9770 (B8)
6 – 0.44 (B9) – 0.9580 (B9)
Fig. 1. Scheme of thermal degradation for two crude oils samples (A and B) submitted to heating temperature of 280, 300 and 350 C during 2, 4 and 6 h, respectively.
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behind AFM is to scan a sharp tip over the surface of a sample,
becoming possible to measure the interaction force between the
tip and the sample. This allows three-dimensional images to be
generated, being mounted on a piezoelectric scanner [36]. Here,
scanning electron microscopy (SEM) and AFM analyses were
realized, in situ, on 1020 steel without (blank) and exposed to
the corrosive effects caused by two crude oils samples aged with
varied degrees of acidity: B4 and B9 with TANs of 4.73 and
0.44 mg KOH g1, respectively.
To characterize the type of corrosion present in AISI 1020 steel,
sampleswerewashedwith acetone, polishedwith 120- to 1220-grit
sandpaper, and immersed in a bathwith acetone under ultrasonica-
tion for 10 min. The AISI 1020 steel samples were then immersed in
containers of 10 mL with aged samples B4 and B9. After a period of
15 days (or 360 h), the specimens were washed with acetone and
kerosene. Immediately after drying, SEM/Energy Dispersive Spec-
troscopy (EDS) and AFM images were taken in a Shimadzu SSX
500 (Kyoto, Japan) without metallization operating at 12 kV and
an Alpha 300R confocal microscope (WITEc/Wissenschaftliche
Instrumente und Technologie GmbH, Ulm, Germany), respectively.
For AFMmeasurements, the topographic imagesweremade in non-
contact mode (from regions selected by use of the integral light
microscope), with Si3N4 cantilever tips, nominal constant of
42 N m1; resonance frequency of 285 kHz, scan rates of 0.3–
1.0 Hz and scan size of 2500–10,000 nm. Peak to peak height
parameter (obtained from cross section of topography image) was
monitored and used to evaluate the surface roughnessmorphology.
3. Results
The physical–chemical characterization (total sulfur and TAN)
of crude oils (A and B) and their degradation products (Am and Bn
where m = 1–6 and n = 1–9) are shown in Table 1. For the original
oils A and B, TAN and the total sulfur (or S content) values are of
2.38 and 4.79 mg KOH g1; 0.7993 and 1.0220 wt%, respectively,
being expected that the sample B have a higher corrosivity. When
crude oil A was submitted to thermal degradation, a reduction of
20% and 25% of TAN (2.38? 1.95 mg KOH g1) and S content
(0.7993? 0.6028 wt%), respectively, was observed at 300 C and
6 h of aging (sample A6), Table 1. The reproducibility of thermal
decarboxylation of naphthenic acids was conﬁrmed by reduction
of TAN in 16%, when another crude oil, sample B, was submitted
to same thermal degradation conditions (300 C and 6 h of aging
time, TANB = 4.79 mg KOH g1? TANB6 = 4.06 mg KOH g1). Sulfur
heteroatom compound species undergo a little reduction,
1.0220 wt% (SB)? 1.0081 wt% (SB6), Table 1.
With of aim of improving the efﬁciency and selectivity of ther-
mal decarboxylation method, the heating temperatures were in-
creased (300? 350 C) and a reduction higher than 80% was
obtained for sample B9. In contrast to naphthenic acids species, sul-
fur heteroatom compound species remains stable within of oil
(reduction of only 7%), thus proving, their higher thermal stability
[18]. Naphthenic acid species can experience thermal-degradation
reactions and produce low chain length naphthenic acids (C1–C4),
which are favored by its low aromaticity [17,26] or can also
Fig. 2. ESI(-)-FT-ICR MS for the crude oil A (a) and yours degradation products submitted at heating temperature of 280 C (during 2 (b), 4 (c) and 6 h (d)) and 300 C (during 2
(e), 4 (f) and 6 h (g)). The insert shows that the intensity of ion [C31H57O2–H] ofm/z 459.4207 and DBE of 4 decreases whereas the ion [C35H48N–H], ofm/z 480.3636 and DBE
of 13, increases in function of heating temperature and aging time.
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undergo decarboxylation reactions as a consequence of these poor
thermal stability [28,37].
Non-typical behavior was observed for both crude oils when
were submitted to heating temperature of 280 C (temperature
lower than thermal cracking conditions), Table 1. For degraded
crude oils A1, A2, A3, B1 and B2, an increasing in TAN is observed
in relation to original crude oil. It is due to oxidation and hydrolysis
reactions or disaggregation of heavy fractions presents in crude oil
such as asphalthenes [24,38,39].
3.1. ESI(-)-FT-ICR MS
Fig. 2 shows the ESI(-)-FT-ICR mass spectra for original crude oil
A (2a) and its degradation products submitted at heating tempera-
ture of 280 C (A1, A2 and A3, 2b–d) and 300 C (A4, A5 and A6, 2e–g).
In general, the ESI(-)-FT-ICRmass spectra have proﬁles fromm/z 200
to 1000 with an average molar mass distribution (Mw) centered
from ﬃ600 Da (for original oil A, Fig. 2a) to 540–580 Da (for aged
oils, Fig. 2b–g). Heteroatom-containing species were detected as
deprotonated molecules, that is, [M–H] ions, corresponding
primarily to naphthenic acids and carbazole analog species.
As a consequence of the removal of naphthenic acid species
from crude oil, a decrease in Mw was observed in the mass spectra
for the aged oils (Fig. 2b–g). The enlarged area around m/z 459 and
480 (Fig. 2b–g) highlights the slight decrease in the intensity of the
[C31H57O2–H] ion, which has an m/z of 459.4207 and DBE of 4;
whereas the [C35H48N–H] ion, of m/z 480.3636 and DBE of 13, in-
creases in function of heating temperature and time.
Generally, petroleum samples have chemical compositions that
differ signiﬁcantly from one another. One way to display the sim-
ilarities or differences between the signal patterns of crude oil
samples is to construct certain types of plots, such as plots of the
relative abundances of different classes of compounds and of the
DBE versus the carbon number [26].
In the present study, for the class proﬁle diagrams, Fig. 3a, the
relative amounts of each class were calculated by summing abun-
dances in one compound class and dividing by the total abundance
of all species. The relative amounts of N, NO2 and O2 compounds
present in the crude oil A and your degradation products are pre-
sented in Fig. 3a. In all cases, the O2 class, composed primarily of
naphthenic acids, was the most abundant class. The N class (pyrro-
lic analog species) was the second most abundant, followed by the
NO2 class (analogous to pyrrolic or pyridines with one carboxylic
acid group or two hydroxylic groups). Initially, it should be noted
that the relative abundance of O2 compounds increased at 280 C
and 2 h (44? 80%), after decreasing simultaneously in function
(a) (b)
(c)
Fig. 3. (a) Heteroatom-containing compound class distribution; and relative abundances for O2 (b) and N (c) compound classes from ESI(-)-FT-ICR MS data of crude oil A and
yours degradation products at 280 and 300 C during 2, 4 and 6 h. Maxima abundance of DBEs of 5 and 15 is observed for naphthenic acids and carbazoles species,
respectively. These values decrease (DBE = 3–4 and 12–15 for O2 and N classes, respectively) after thermal degradation is performed.
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of heating temperature (80% (280 C)? 76% (300 C) during the
period of 2 h) and of heating time (80% (2 h)? 58 (6 h)%),
Fig. 3a.
Fig. 3b and c shows the relative abundance distributions for the
O2 (3b) and N (3c) compound classes in crude oil A and its degra-
dation products. For original oil A, naphthenic acids and carbazoles
species with DBEs of 4–7 and 14–16 are majority presents, respec-
tively, Fig. 3b and c. As consequence of thermal degradation pro-
cess, these values are reduced to DBEs of 3–5 (for O2 class, 3b)
and 12–15 (for N class, 3c).
Plots of the DBE versus the carbon numbers have proven to be
useful tools for the differentiation of complex organic mixtures
based on chemical composition. It has been shown that these plots
allow the presentation of all signals from a speciﬁc class in a simple
and feasible way [40,41]. For this reason, to qualitatively compare
the crude oil A and its degradation products, DBE versus carbon
number plots were generated, showing the distribution of all com-
ponents from a speciﬁc class. Each horizontal line of the diagram
represents a homologous series with a speciﬁc DBE value.
Fig. 4a–n shows plots of the DBE versus the carbon number for
the O2 and N classes of crude oil A (a, h) and their degradation
products (b–g and i–n). For the O2 class, there are compounds with
DBEs ranging from 1 to 17 and carbon numbers ranging from C25 to
C60, with the most abundant compounds being C42 with a DBE of 4,
Fig. 4a. The most abundant O2 compounds were mainly composed
of three naphthenic rings, in agreement with the results reported
by Schaub et al. [42] and Colati et al. [29]. A notable difference
was observed when compare the O2 class from original oil A
(Fig. 4a) to your degradation products, Fig. 4b–g. For this class,
the amplitude of DBE and carbon distributions decrease as a func-
tion of heating time at 280 C (Fig. 4b–d) and 300 C (Fig. 4e–g).
Initially, the sample A1 contained a series of compounds with DBEs
ranging from 1 to 15 (Fig. 4b), including compounds with a wider
carbon number distribution (from C15 to C55). After, for sample A3
(Fig. 4d), a short DBE distribution and carbon number were ob-
served, corresponding to compounds with carbon numbers from
C20 to C45 and DBEs from 1 to 12. Similar behavior is observed
among the samples A4, A5 and A6.
Fig. 4h shows the distribution of N compounds for crude oil A.
Generally, the range of DBEs was notably higher and wider for
the original oil than your degradation products (Fig. 4i–n), with
DBEs ranging from 10 to 27 and carbon numbers ranging from
Fig. 4. Plot of DBE versus carbon number for O2 and N classes of crude oil A (a, h) and your degradation products (b–g for O2 class; and i–n for N class). The carbon number
abundance distribution maximum decreased from C42 (crude oil, 4a) to C30 (aged oils, 4b–g) for O2 class. Similar behavior is also observed for carbazoles species (N class),
having your carbon number raging from C20–C60 (4 h) to C16–C53 (4i–n).
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C20 to C60, Fig. 4h. Your degradation products present lower DBEs
and carbon numbers values ranging from 7 to 27 and from C16 to
C53, Fig. 4i–n.
Fig. 5 shows the ESI(-)-FT-ICR mass spectra for another original
oil, oil B (5a) with TAN of 4.79 mg KOH g1, that was now submit-
ted at higher heating temperature (350 C during 2, 4 and 6 h,
producing the samples B7, B8 and B9, 5b–d). In general, the ESI(-
)-FT-ICR mass spectra have similar Mw (450–470 Da) for samples
B, B7 and B8, Fig. 5a–c. A distinct Mw (557 Da) and chemical proﬁle
is observed for sample B9, Fig. 5d. The insert shows that the inten-
sity of [C39H75O2–H] ion of m/z 573.5612 decreases in function of
aging time and disappearing after of a period of 6 h. Consequently,
other chemical species are selectively ionized as the [C42H62N–H]
ion of m/z 578.4732 which its relative intensity increases in func-
tion of aging time. Additionally, new ions as [C41H67O–H] and
[C40H67N2–H] of m/z 573.5041 and 573.5152 are detected in ﬁnal
thermal degradation process, Fig. 5d. DBE versus the carbon num-
ber plots for the new compounds classes identiﬁed in sample B9
(O, N2, NO and NO2 classes) are shown in Fig. 1S (supplementary
material). Therefore, this behavior is a direct indicative of that
the thermal decarboxylation process was efﬁcient and selective
at 350 C after of a period of 6 h. This results is good agreeing with
TAN data (0.44 mg KOH g1), Table 1.
Fig. 6a–j shows plots of the DBE versus the carbon number for
the O2 class of crude oil B (a) and its aged oils (b–j) at heating tem-
perature of 280 (b–d), 300 (e–g) and 350 C (h–j). For the original
oil B, there are compounds with DBEs ranging from 1 to 15 and car-
bon numbers ranging from C15 to C50, with the most abundant
compounds being C26 with a DBE of 4, Fig. 6a.
In 2013, Colati et al. [29] developed a liquid/liquid extraction
method for two crude oil samples (TAN = 4.95 and 3.19 mg KOH
g1) at three different pHs (pH 7, 10 and 14). A decreasing TAN
in the original oil was observed with increasing pH (7? 14),
reaching a value of almost zero at pH 14, where naphthenic acids
with short alkyl chain lengths (<C44) and DBE = 3–4 are primarily
responsible for the TAN observed for the original oil. Herein,
among two original oils analyzed, the oil B is primarily more acid
than oil A (TANA = 2.38 mg KOH g1; and TANB = 4.79 mg KOH
g1), where the presence majority of naphthenic acids with short
alkyl chain lengths (ﬃC26) and DBE = 4 is predominantly evidenced
for sample oil B.
When compare the plots of DBE versus number carbon among
aged oils samples B1–9, a reduction of amplitude of DBE values
(from 1–15 to 1–12) is mainly observed in function of heating time
(2? 6 h) at 280 (Fig. 6b–d), 300 (Fig. 6e–g) and 350 C (Fig. 6h–j).
Finally, despite thermal decarboxylation process show high efﬁ-
cient content and selective at 350 C after of a period of 6 h, sample
B9, Fig. 6j, naphthenic acid species remain presents in oil over a
wide amplitude of DBE (1–12) distribution and of carbon number
(C15–C45).
In 2009, Smith et al. [26] have examined suspected molecular
transformations of thermally treated Athabasca bitumen heavy
vacuum gas oil (HVGO) by ESI(-)-FT ICR MS under an inert N2
atmosphere at temperatures of 300, 325, 350, and 400 C during
a period of 1 h. Basically, the TAN of the HVGO liquid products de-
creased with an increasing treatment temperature (from 4.13 at
300 C to 1.46 at 400 C), indicating a potential carboxylic acid
decomposition. ESI(-)FT-ICR MS reveled no compositional changes
in the naphthenic acid (O2 class) composition of liquid products.
More recently, BaiBing et al. [43] in 2013 have undergone a ther-
mal reaction of Liaohe crude oil at 300–500 C with a ﬁnal temper-
ature of 1 h. The O2 class which mainly corresponds to naphthenic
acids decarboxylated at 350–400 C, resulting in a sharp decrease
in TAN. The O2 class species in 300 C and 350 C reaction products
were mostly 1–3 ring naphthenic acids. Similar to our work, they
also noticed that the dominant acids in the products were decom-
posed from large acid species. The compound C18H36O2 (DBE = 1)
corresponding to stearic acid, which is related to the most contam-
inant found in mass spectrometry measurements. Therefore, it is
shown here that a long thermal degradation period (time > 4 h) is
Fig. 5. ESI(-)-FT-ICR MS for the crude oil B (a) and yours degradation products submitted at heating temperature of 350 C (during 2 (b), 4 (c) and 6 (d). The insert shows that
the intensity of ion [C39H75O2–H] of m/z 573.5612 decreases whereas the ion [C42H62N–H] of m/z 578.4732 increases in function of aging time; other ions ([C41H67O–H]
and [C40H67N2–H] with m/z 573.5041 and 573.5152, respectively) are only detected in ﬁnal thermal degradation process, being a indicative of high efﬁciency in
decarboxylation reaction at 350 C after of a period of 6 h.
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also crucial for a higher efﬁciency in the TAN reduction, and conse-
quently, of naphthenic acid species.
Basic nitrogen-containing compound classes (from pyridines
derivatives, Nx classes) were analyzed using now ESI(+)-FT-ICR
MS data. In general, the ESI(+)-FT-ICR mass spectra for degradation
products of crude oil B (samples B1–B9, Fig. 2S) have similar Mw
(505–534 Da, Fig. 2S) and amplitude of distribution of DBE versus
the carbon number for N (Fig. 3S) and N2 (Fig. 4S) classes, thus
proving that the basic nitrogen species have a higher thermal sta-
bility than naphthenic acids.
3.2. AFM and SEM/EDS
With the aim to evaluate the effect of naphthenic acid corrosion
on the AISI 1020 carbon steel surface, two different aged oils of
TAN = 0.44 mg KOH g1 (sample B4) and 4.73 mg KOH g1 (sample
B9) were selected and their corrosivity studied. Fig. 7 shows images
produced from light microscope and AFM analyzes for surface of
AISI 1020 steel without crude oil (blank, Fig. 7a, d and g) and after
exposure to aged oils B9 (7b, 7e and 7h) and B4 (7c, 7f and 7i) for a
period of 15 days. Fig. 7d–f shows images and topographic
Fig. 6. Plot of DBE versus carbon number for O2 class of crude oil B (a) and its products thermally degraded at 280 (B1, B2, B3, 6b–d), 300 (B4, B5 and B6, 6e–g) and 350 C (B7,
B8 and B9, 6 h–j).
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peak–peak height, where the cross section information is detailed
from Fig. 7g–i. For AISI 1020 steel (blank), same irregularities are
observed on its surface and can be attributed to pretreatment with
grit sandpapers (groove caused by mechanical polishing, Fig. 7a).
These irregularities produce topographic proﬁle (from AFM cross
section graph, Fig. 7d) with high value of peak-to-peak height
(856 nm)1, reﬂecting in topographic heterogeneity of the steel’s sur-
face and offers an important means of quantifying the roughness of
steel [31]. Therefore, peak-to-peak height is an important parameter
to monitor in situ the corrosion degree on the AISI steel.
When the AISI steel is exposure to low (B9) and high (B4) acidic
oils during 15 days, the corrosion is strongly evidenced for B4 sam-
ple by the appearance of an eroded area on the surface. These ero-
sions have a larger diameter and then its depth indicates an
alveolar corrosion type, on the steel surface, being the eroded area
indicated in Fig. 7c by a white arrow [16]. Consequently, the topo-
graphic proﬁle (observed from cross section graph, Fig. 7f) was pro-
foundly altered by the formation of peaks on the surface and a
marked reduction in peak to peak height values (from 856 to
Fig. 7. Images produced from light microscopy and AFM analyzes for surface of stainless AISI 1020 without exposure (A, D and G) to petroleum, and after exposure to aged
crude oil B9 (B, E and H) and B4 (C, F and I) for a period of 15 days. Figures D, E and F show images and topographic peak–peak height, where the cross section information is
detailed from Figures G, H and I. Images produced from AISI exposure to acidic crude oil (B4 with TAN of 4.73 mg KOH g1), evidences the corrosion by pit formation on the
steel surface (Figure C, being indicate by a white arrow), producing topographic proﬁle profoundly altered by the formation of peaks on the surface and a marked reduction in
peak to peak height values (Figures F and I).
Fig. 8. Microphotographs of AISI 1020 steel obtained from SEM analyzes without (A) and with exposure to crude oils B9 (B) and B4 (C). Note the presence of irregularities in
steel surface in all cases: in ﬁrst is due to pre-treating from sanding; whereas that the second and third correspond to alveolar type corrosion, being more severe for AISI 1020/
crude oil B4 system.
1 Peak–peak height is obtained by subtracting the value of the lowest peak by the
highest peak in the speciﬁc area examined.
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224 nm, Fig. 7d and f). The decrease in peak to peak height is also
an indicator of alveolar corrosion, showing that all area analyzed
was affected, producing a generalized corrosion. Although no for-
mation of defects has been evidenced on the steel surface in con-
tact with oil B9 (with TAN of 0.44 mg KOH g1), Fig. 7b, its
topographic proﬁle is noticeably altered, where the peak to peak
height decreases practically by half (from 856 to 463 nm), Fig. 7e.
Therefore, the corrosion process cannot be disregarded, existing
in this case, in lower rate.
Similarly to AFMmeasurements, microphotographs of AISI 1020
steel from SEM analyzes were performed without and with expo-
sure to crude oils B9 and B4, being shown in Fig. 8A–C, respectively.
The presence of irregularities due to corrosion process is also con-
ﬁrmed from SEM measurements, Fig. 8B and C. The diameter of
the eroded area is higher than its depth; therefore, the localized cor-
rosion for AISI 1020 steel exposure to crude oils B9 and B4 is of the
alveolar type [17]. The corrosion in AISI 1020 exposed to the B4 and
B9, can be attributed due to TAN values, which the naphthenic cor-
rosion takes place. This fact can be conﬁrmed by the EDS measure-
ments for both samples, where Fe and O are detected, Table 2. On
the AISI 1020 exposed to crude oil B4, sulfur is also detected on
the surface, in form of sulfur products [16]. Iron sulﬁde, for instance,
can act as a passivation ﬁlmmay easily be cracked. In this case, since
the EDS identify sulfur in AISI 1020 exposed to sample B4, sulfur cor-
rosion and passivation process can be identiﬁed.
In general, the AISI 1020 steel corrosion process in the presence
of naphthenic acid and sulfur compounds is described from Eqs.
(1)–(3), where R denotes the naphthenic acid radical and
Fe(RCOO)2 is the corrosion product that is soluble in the oil med-
ium (Eq. (1)). In presence of H2S, a sulﬁde ﬁlm is formed which
can offer some protection depending on the acid concentration
(Eqs. (2) and (3)) [7].
2RCOOHðsolubleÞ þ FeðsolidÞ ! FeðRCOOÞ2ðsolubleÞ þH2ðgÞ ð1Þ
H2SðsolubleÞ þ FeðsolidÞ ! FeSðadsorbedÞ þH2ðgÞ ð2Þ
FeðRCOOÞ2ðsolubleÞ þH2SðsolubleÞ ! FeSðadsorbedÞ þ 2RCOOHðsolubleÞ ð3Þ
The absence of carbon in the EDS proﬁle of AISI 1020 exposed to
B9 crude oil is due the qualitative behavior of the technique in
which the corrosion product can mask some elements. Also, the
EDS is a technique of surface analysis. The presence of Al and Si
in AISI 1020 exposed to sample B4 is attributed to the sandpapers
used in the pretreatment of the steel, Table 2. Finally, the presence
of oxygen/sulfur in the sample exposed to the acidic crude oil B4
indicates a more severe corrosivity, agreeing with SEM/EDS and
AFM analyses.
4. Conclusion
Herein, we showed that the coupling of the two powerful ana-
lytical tools, negative-ion electrospray ionization Fourier transform
ion cyclotron resonance mass spectrometry, ESI(-)FT-ICR MS, and
atomic force microscopy (AFM) provided both chemical composi-
tion of naphthenic acids on molecular level (CcHhNnOoSs) and the
their corrosion power. As the petroleomics aims the correlation
of molecular composition of crude oil with their physical and
chemical characteristics and the impact of these characteristics
in oil production, we illustraded the great potencial of AFM and
ESI FT-ICR MS to predict the crude oil corrosion power.
The efﬁciency of naphthenic acids thermal decarboxylation was
evaluated in a closed system in reﬂux at reduced pressure with
heating temperature and time ranging from 280 to 350 C and from
2 to 6 h, respectively. TAN results showed a reduction of 20% and
16% for crude oils A and B, being more efﬁcient (reduction of
80%) at heating temperature of 350 C during a period of 6 h
(4.79? 0.44 mg KOH g1).
From ESI(-)-FT-ICR MS data, the plots of DBE versus number car-
bon were constructed, being a useful tool for the understanding of
extension of thermal degradation mechanism. Among aged oils
samples, a reduction of amplitude of DBE values (from 1–15 to
1–12) is primarily observed in function of heating time (2? 6 h).
Finally, despite thermal decarboxylation process showed highly
efﬁcient and selective at 350 C, compounds with DBE ranging
from 1–15 and carbon number ranging from C15 to C45 still remains
in crude oil after a period of 6 h of dercaboxylation.
AFM measurements evidenced the naphthenic acid corrosion
in situ on AISI 1020 steel surface exposure to aged oil, with TAN
of 4.73 mg KOH g1, providing a topographic proﬁle profoundly al-
tered by the peaks formation on the surface and a marked reduc-
tion in peak to peak height values (from 856 to 224 nm). Optical
images and microphotographs conﬁrmed the presence of irregular-
ities, characterizing the corrosion mechanism as pitting type. The
naphthenic corrosion was also evidenced in samples with low
TAN value (0.44 mg KOH g1) from AFM results, cannot be ignored.
There are few studies so far that associate the corrosion proﬁle
obtained from AFM analysis with the molecular composition eval-
uated from ESI FT-ICR MS data. Therefore, it will be important
development physico-chemical parameters based on AFM and
FT-ICR data to evaluate the rate and type of corrosion. Herein, we
believe that peak–peak height (parameter obtained by subtracting
the value of the lowest peak by the highest peak in the speciﬁc
topography area) will be able to monitor the extension of corrosion
in function of exposure time; of steel (stainless or not); and of
chemical composition of crude oils, and their fractions and cuts.
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Evidencing the crude oil corrosion by Raman spectroscopy, atomic
force microscopy and electrospray ionization FT-ICR mass spectrometry
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h i g h l i g h t s
We evidenced the naphthenic corrosion on an AISI 316 steel surface immersed in two crude oil samples.
 The naphthenic corrosion was evidenced by Raman spectroscopy and AFM.
 AFM measurements predicted the ‘‘real stage’’ of naphthenic corrosion.
 Three corrosion products were identiﬁed: goethite, magnetite, and hematite.
 ESI()-FT-ICR MS data showed a wide DBE distribution of O2 class for the crude oil with higher corrosion power.
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a b s t r a c t
Naphthenic acids were identiﬁed as the main corrosive species in acidic crudes, although they represent
less than 3% wt. The determination of naphthenic acid concentration in oils is one of the ﬁrst tasks for
naphthenic corrosion studies, being expressed still by the total acid number (TAN). However, the TAN
is not directly correlated to the corrosivity of naphthenic acids, and therefore it is important to study
the naphthenic composition and the corrosion associated with TAN values. Herein, the corrosion process
was evaluated on an AISI 316 steel surface immersed in two crude oil samples (G and J) with distinct TAN
values (0.33 and 3.10 mg KOH g1) by optical microscopy, atomic force microscopy (AFM) and Raman
spectroscopy during a total period of 36 days. For light microscopy images, the naphthenic corrosion is
evidenced only on the AISI 316 steel surface from 21 days of exposure to sample J. On the other hand,
AFM measurements predicted the ‘‘real stage’’ of naphthenic corrosion, evidenced by topographic and
phase images from 21 days for crude oil G and 14 days for sample J. Raman spectra also corroborated
AFM data, wherein three corrosion products were identiﬁed: goethite (a-Fe(OOH), magnetite (Fe3O4),
and hematite (Fe2O3). The correlation between the naphthenic corrosion and the TAN values was evalu-
ated from negative ion mode electrospray ionization Fourier transform ion cyclotron resonance mass
spectrometry data that showed a wider range of DBE distribution (from 1 to 17) and higher naphthenic
acid species concentration for the crude oil with higher corrosion power.
 2014 Elsevier Ltd. All rights reserved.
1. Introduction
Naphthenic acids were identiﬁed as the main corrosive species
in acidic crudes, although they represent less than 3% wt. They
include all organic acids in the acid extractable fraction, but the
main constituents are carboxylic acids with general formula
R-(CH2)n-COOH, where R corresponds to one or more cyclopentane
or cyclohexane rings [1]. Since 1920, due to naphthenic corrosivity
effects and their biological marker role in geochemistry, many
studies have focused on identiﬁcation of naphthenic acid struc-
tures present in different crudes [2]. However, identifying naph-
thenic acids in crude oils is a difﬁcult analytical task due to the
huge complexity of crude oils that exceed the peak capacity of
http://dx.doi.org/10.1016/j.fuel.2014.08.065
0016-2361/ 2014 Elsevier Ltd. All rights reserved.
⇑ Corresponding authors. Address: Petroleomic and Forensic Laboratory, Depart-
ment of Chemistry, Federal University of Espírito Santo, 29075-910 Vitória, ES,
Brazil. Tel.: +55 27 3149 0833 (W. Romão). Tel.: +55 62 3521 1016 R261 (B.G. Vaz).
E-mail addresses: boniek@ufg.br (B.G. Vaz), wandersonromao@gmail.com
(W. Romão).
Fuel 139 (2015) 328–336
Contents lists available at ScienceDirect
Fuel
journal homepage: www.elsevier .com/locate / fuel
many analytical techniques. Recently, Xu et al. found 1500 differ-
ent organic acids in one crude oil sample with molecular weights
ranging from 200 to 700 Da [3]. Mapolelo et al. have identiﬁed
naphthenic acids over a mass range of 115–1500 Da with a carbon
content of C20–C80 [4].
The determination of naphthenic acid concentration in oils is
one of the most important tasks for naphthenic corrosion studies.
Currently, naphthenic acidity is determined by the titrating of a
crude oil solution with an alcoholic solution of potassium hydrox-
ide (KOH), being expressed by the total acid number (TAN) that
represents the milligrams of KOH used to neutralize all acidic spe-
cies in 1 g of the oil sample [5]. Crude oils with TAN > 0.5 mg of
KOH g1 may cause severe corrosion problems in reﬁning opera-
tions [3,6,7]. However, the TAN is not directly correlated to the cor-
rosivity of naphthenic acids. It depends upon the size and structure
of the naphthenic acids and the interaction of naphthenic acids
with other compounds present in the crude oil (sulﬁtes, carbon
dioxide, etc.).
The main mechanism of naphthenic acid corrosion described in
literature [8,9] is represented in Eqs. (1)–(3), where R denotes the
naphthenic acid group and Fe (RCOO)2 is the corrosion product that
is soluble in the oil medium (Eq. (1)).
Feþ 2RCOOH! FeðRCOOÞ2 þH2 ð1Þ
FeþH2S! FeSþH2 ð2Þ
FeðRCOOÞ2 þH2S! FeSþ 2RCOOH ð3Þ
In general, naphthenic acids react with the iron to form the iron
naphthenate and readily leaves the metal surface exposed to fur-
ther acid attack, Eq. (1). In presence of H2S, a sulphide ﬁlm forms
on the iron surface, which can offer some protection depending
on the acid concentration (Eqs. (2) and (3)).
In this context, it is important to study the naphthenic compo-
sition in crude oil and to associate with TAN values, determining
their chemical structure on the molecular level. It is important still
to monitor corrosion degree, evaluating morphologic changes and
the material deposition on the steel surface caused mainly by
naphthenic corrosion.
Raman spectroscopy [10,11] coupled with atomic force micros-
copy (AFM) is a high-resolution technique that has provided a fast
chemical and morphologic characterization (identiﬁcation of
compounds deposited on the solid material’s surface and porosity
analysis), thus allowing in situ analyses without prior sample prep-
aration on an atomic scale [12,13]. In 1997, Faria et al. [10] used
Raman spectroscopy to investigate the effect of laser power on
the Raman spectra of iron oxides and oxyhydroxides. Generally,
rust composition studies using Raman spectroscopy demanded a
higher laser power for the excitation of the spectra. In some cases,
however, high laser power on the surface should cause sample
degradation, leading to the misinterpretation of Raman spectra.
The sensitivity of Raman spectra in the function of laser power will
also depend on the surface morphology, at least in the case of mag-
netite (Fe3O4). In 2001, Zhang et al. [11] used Raman spectroscopy
to study the corrosion products formed on the carbon steel surface
in a solution containing Cl e SO42. Two corrosion products on the
carbon steel surface consisting of double rust layers were identi-
ﬁed: a porous outer layer (lepidocrocite, c-FeOOH) and another
compact inner layer (Fe3O4).
Similar to Raman spectroscopy, AFM has also demonstrated
usefulness in situ morphologic analysis on metal surfaces on a
nanometric scale [13]. AFM provides microstructure information
of material [14] and requires non-sample preparation; it can be
operated on a material surface under wet or dry conditions [15].
AFM has been widely recognized has having higher resolution
and accuracy on the vertical dimension scale compared to other
microscopic techniques such as scanning electron microscopy
(MEV) and transmission electron microscopy (TEM), thus offering
an opportunity to evaluate localized corrosion [16,17]. The main
advantages of AFM in relating to other morphologic and structural
analyses are: a higher resolution of image in three dimensions
(AFM can obtain images enlarged several million times, providing
the same resolution in all three dimensions) [18]; sample prepara-
tion is easy and fast: the conductive coating is not necessary, and
the analyses are performed at atmospheric pressure. AFM allows
a direct quantiﬁcation of the roughness on the surface and also
provides the thickness of ultrathin ﬁlms on substrates, providing
viscoelasticity and mechanical properties. Finally, the time and
cost of analysis can be reduced.
AFM was ﬁrstly applied to evaluate the naphthenic acid corro-
sion in crude oil samples (TAN = 4.73 and 0.44 mg KOH g1) in
2014 [13], remaining in contact with AISI 1020 steel during a per-
iod of 15 days. The AFM topographic proﬁle was profoundly
altered, and optical images and microphotographs conﬁrmed the
presence of irregularities, characterizing the corrosion mechanism
as the alveolar type. In this context, the naphthenic corrosion
process is now evaluated on AISI 316 steel, being immersed in
two crude oil samples with distinct TAN values (0.33 and
3.10 mg KOH g1). The corrosion process was monitored as a func-
tion of time during a period of 36 days, and the products and the
morphology changes on the steel were evaluated using Raman
spectroscopy and AFM. Initially, two crude oils were submitted
to primary characterization (emulsiﬁed water and sediment,
BSW, API degree, pour point, salt, TAN, total sulfur, kinematic vis-
cosity, and density) and chemical (negative ion mode electrospray
ionization Fourier transform ion cyclotron resonance mass spec-
trometry, ESI()-FT-ICR MS) characterization.
2. Experimental
2.1. Materials
Anhydrous propan-2-ol, toluene, and potassium hydroxide
(KOH, analytical grades with purity higher than 99.5%) were used
for the TAN measurements. Acetone and kerosene were used in
washing the AISI 316 steel applied in corrosion experiments. These
chemicals were supplied by Vetec Química Fina Ltda, Brazil.
Ammonium hydroxide (NH4OH), stearic acid (SA), and sodium
triﬂuoroacetate (NaTFA) were purchased from Sigma–Aldrich
Chemicals USA and used for the ESI()-FT-ICR MS measurements.
All reagents were used as received. Two crude oil samples (termed
oil G and oil J) from Espírito Santo state (ES), Brazil, were collected
in 2013 and used in this work.
2.2. Characterization of the crude oils
2.2.1. Physical–chemical properties
Crude oils G and J were characterized according to the
standards of the American Society for Testing and Materials
(ASTM) by the Laboratory of Petroleum Characterization of Federal
University of Espírito Santo (LabPetro/UFES-Brazil). A primary
characterization was conducted to determine the density (ASTM
D5002-99) [19], API degree (ASTM D1298-99) [20], total acid num-
ber (ASTM D664-09) [5], kinematic viscosity (ASTM D7042-04)
[21], the total sulfur (ASTM D4294) [22], pour point (ASTM D93-
10) [23], and salt (ppm) (ASTM D6470) [24] analyses. Because
the emulsiﬁed water and sediment value was less than 1.0% v/v,
it was not necessary to dehydrate the crude oil sample. The data
obtained from the characterization of two crude oils (G and J) are
described in Table 1.
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2.2.2. ESI()-FT-ICR MS
Crude oils G and J were diluted to 1 mg mL1 in 50:50 (v/v)
toluene/methanol, which contained 0.1% m/v of NH4OH for ESI()
source. The resulting solution was directly infused at a ﬂow rate of
5–10 lL min1 into the ESI source. The mass spectrometer (model
9.4 T Solarix, Bruker Daltonics, Bremen, Germany) [25–29] was set
to operate over a mass range of m/z 200–1300. The ESI() source
conditions were as follows: a nebulizer gas pressure of 3 bar, a
capillary voltage of 3 kV, and a transfer capillary temperature of
250 C. The ion accumulation time in the hexapole was 0.02–
0.03 s, followed by transport to the analyzer cell (ICR) through
the multipole ion guide system (another hexapole). Each spectrum
was acquired by accumulating 200 scans of time-domain transient
signals in 4 mega-point time-domain data sets. The front and back
trapping voltages in the ICR cell were 0.60 V and 0.65 V for
ESI(). All mass spectra were externally calibrated using a NaTFA
solution (m/z from 200 to 1200) after they were internally
recalibrated using a set of the most abundant homologous alkyl-
ated compounds class for each sample. A resolving power,
m/Dm50% ﬃ 460,000–500,000, in which Dm50% is the full peak
width at half-maximum peak height, of m/z 400 and a mass
accuracy of <1 ppm provided the unambiguous molecular formula
assignments for singly charged molecular ions. The mass spectra
were acquired and processed using a custom algorithm developed
speciﬁcally for petroleum data processing, Composer software
(version 1.0.2, Sierra Analytics, Pasadena, CA, USA). The MS
data were processed, and the molecular formulas were determined
by measuring the m/z values. For each molecular formula,
CcHhNnOoSs, the heteroatom class, the type [double bond equiva-
lents (DBE) = the number of rings plus the double bonds involving
carbon], and the carbon number, CN, were tabulated to generate
the graphical DBE versus the CN images, and the DBE versus
intensity histogram.
For the CN versus DBE plot, DBE was the number of rings added
to the number of double bonds in each molecular structure. The
aromaticity of a petroleum component can be deduced directly
from its DBE value according to Eq. (4):
DBE ¼ c  h=2þ n=2þ 1 ð4Þ
where c, h, and n are the numbers of carbon, hydrogen, and nitrogen
atoms, respectively, in the molecular formula.
Table 1
Physicochemical characterization of oil for samples G and J.
Characterization Sample G Sample J
BSW (v/v) 0.10 0.20
API degree 28.20 17.50
Pour point (C) 18.00 24.00
Salt (ppm) 210.20 233.48
TAN (mg KOH g1) 0.33 3.10
Total sulfur (wt%) 0.16 0.57
Viscosity20c (mm2/s) 87.82 97.20
Viscosity40c (mm2/s) 26.95 469.31
Viscosity50c(mm2/s) 28.26 244.32
Density (g/cm3) 0.88 0.95
Fig. 1. ESI()FT-ICR mass spectra for samples (a) G and (b) J.
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2.3. Corrosion assay
To characterize the type of corrosion present in AISI 316 steel,
samples (area of 7.83 cm2) were washed with acetone, polished
with 120- to 1220-grit sandpaper, and immersed in a bath with
acetone under ultrasonication for 20 min [13]. The AISI 316 steel
samples were dried and then immersed in containers of 10 mL
with crude oil G and J samples at ambient temperature (23 C),
pressure of 1 atm and under static condition. After, the specimens
were removed (7, 14, 21, 28, and 36 days) and washed with ace-
tone and kerosene. Immediately after drying, AFM and Raman
spectroscopy analyses were performed.
2.4. AFM and Raman spectroscopy analyses
AFM and Raman spectroscopy analyses were realized on AISI
316 steel surface exposed to the corrosive effects of the crude oils
G and J. Initially, the AISI 316 steel samples were analyzed without
exposure to petroleum (time = 0 day) and after exposure to crude
oils in function of time. AFM images were taken without metalliza-
tion operating at 12 kV and an Alpha 300R confocal microscope
(WITEc/Wissenschaftliche Instrumente und Technologie GmbH,
Ulm, Germany). For AFM measurements, the topographic images
were made in non-contact mode (from regions selected by use of
the integral light microscope), with Si3N4 cantilever tips, nominal
constant of 42 N.m1, resonance frequency of 285 kHz, scan rates
of 0.3–1.0 Hz, and scan size of 2.500–10.000 nm [13]. In addition to
topographic images, the phase images (tapping mode) and light
microscopy images were simultaneously collected [30]. Variations
in the phase images can be used to estimate physicochemical
properties of AISI 316 steel such as hardness, adhesion, and visco-
elasticity [31,32]. Surface skewness (Sk values were determined
from Eq. (5) and applied to describe the asymmetry of the height
distribution, thus evaluating the roughness from the cross section








where Zi is the relative height value at a determined position i, Rq is
the root mean square of the height deviation, and n is the number of
points within the image grid. In general, when the Sk value obtained
is ﬃ zero, a symmetric or even distribution of data around the mean
plane is suggested; when Sk is – zero, an asymmetric one-tailed
distribution is suggested, such as ﬂat plant having a small sharp
spike (Sk > 0) or a small deep pit (Sk < 0) [33]. Finally, Raman spec-
tra were collected in the same region of the AFM measurements.
The spectra were obtained using a laser excitation source of NdYag
(k = 532 nm) and a Nikon lens with 100magniﬁcation (NA = 0.90).
For each spectrum, an integration time of 100 ms was used.
Fig. 2. DBE versus CN plot for the O2 class of crude oil samples G (a) and (b) J; and (c) DBE versus intensity plot for the O2 class.
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3. Results
3.1. Crude oil characterization
The physical–chemical characterization (BSW, API degree, pour
point, salt, TAN, total sulfur, kinematic viscosity, and density) of
crude oils G and J is shown in Table 1. Higher values of salt and
TAN are observed for crude oil J than for crude oil G. Therefore, a
higher effect of naphthenic corrosion on the AISI 316 carbon steel
surface is expected for crude oil J in relation to crude oil G.
The ESI() source selectively ionizes the acidic components
(carboxylic acids and neutral nitrogen compounds) in a hydrocar-
bon crude oil matrix. The carboxylic acids are preferentially ion-
ized by an order of magnitude over the neutral nitrogen species
(pyrollic benzalogs) [34]. The preferential ionization of the acidic
species via ESI() renders this the desired technique because these
acidic components, speciﬁcally the carboxylic acids, are believed to
be the key contributors to the TAN. Fig. 1a–b shows the ESI()-
FT-ICR mass spectra for crude oils G (1a) and J (1b). In general,
the ESI()-FT-ICR mass spectra have proﬁles from m/z 200 to
1200 with an average molar mass distribution (Mw) centered from
ﬃ470 and 500 Da (crude oils G and J, Fig. 1a–b, respectively).
Heteroatom-containing species were detected as deprotonated
molecules, that is, [M–H] ions, corresponding primarily to naph-
thenic acids, carbazole, and hydroxyl-pyridines analog species
(O2, N, and NO classes, respectively).
The enlarged area around m/z 473 and 475 (Fig. 1a–b)
highlights the presence of main polar species detected:
[C32H58O2–H], [C33H49NO–H], and [C35H41N–H] ions of m/z
473.4364, 474.3741, and 474.3166 and DBE = 5, 11, and 17, respec-
tively. Note that the O2 class species are majority presents in both
crude oils, being more abundant for crude oil J that has higher TAN,
Fig. 1b and S (see the class proﬁle diagrams in supplementary
material). On the other hand, nitrogenous class species (N class)
Fig. 3. ESI()FT-ICR mass spectra for samples (a) G and (b) J with internal standard (stearic acid, SA) at 0.500 mol L1.
Fig. 4. Light microscopy images on the AISI 316 steel samples surface before (blank) and after exposure to crude oils G and J as a function of time: 0 (blank), 7, 14, 21, 28, and
36 days. The naphthenic corrosion is indicated by a black arrow, being evidenced on AISI 316 surface from 21 days of exposure to sample J.
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is more prominent for sample G (see the relative intensity of
[C35H41N–H] ion of m/z 474.AISI 3166 and DBE = 17, Fig. 1a).
Plots of the DBE versus the CN have proven to be useful tools for
the differentiation of complex organic mixtures based on chemical
composition. It has been shown that these plots allow the presen-
tation of all signals from a speciﬁc class in a simple and feasible
way [35,36]. For this reason, to qualitatively compare the crude oils
G and J, DBE versus CN plots (Fig. 2a–b) and DBE versus intensity
(Fig. 2c) were generated, showing the distribution of all compo-
nents from a speciﬁc class, O2 class. Each horizontal line of the dia-
gram in Fig. 2a–b represents a homologous series with a speciﬁc
DBE value.
Fig. 2a–b show plots of the DBE versus the CN for the O2 class of
crude oils G and J. There are compounds with DBEs ranging from 1
to 17 and carbon numbers ranging from C15 to C60, with the most
abundant compounds being C31 and C32 with a DBE of 3 and 4. The
most abundant O2 compounds were mainly composed of two and
three naphthenic rings, being in agreement with the results
reported by Schaub et al. [37] and Colati et al. [25]. A notable dif-
ference was observed when relative abundance distributions for
the O2 compound classes are compared (Fig. 2c). For this class, a
wider range of DBE distribution is observed for sample J (DBE from
1 to 17) when compared with sample G (DBE from 1 to 13). There-
fore, this result can be associated with the higher TAN observed for
sample J (3.10 mg KOH g1). DBE versus CN plots for N compounds
classes identiﬁed in samples G and J are shown in Fig. 2S (supple-
mentary material).
To better prove the effect of TAN on the chemical proﬁle of
ESI()-FT-ICR mass spectra, the crude oils G and J were spiked with
an internal standard (stearic acid at 0.5 lmol L1), Fig. 3a–b. Note
that, as the TAN increases (sample G? sample J), the signal of m/z
283 decreases, making possible a visual determination of the high
acidity of sample J.
In general, crude oils with TAN > 0.5 mg of KOH g1 such as
sample J are classiﬁed as acid crude oils [6] and may cause severe
corrosion problems in reﬁning operations. However, the TAN is not
Fig. 5. AFM measurements on the AISI 316 stainless steel samples surface before (blank) and after exposure to crude oil samples G and J in different periods of time (0, 7, 14,
21, 28, and 36 days): columns A1–6 and D19–24 correspond to 3D topographic images; columns B7–12 and E25–30 correspond to cross-section graphics along the line of the
topography with SK values; and columns C13–18 and F31–36 are phase images.
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directly correlated to the corrosivity of naphthenic acids. Nugent
et al. [38] showed that crude oils with TAN < 0.5 mg KOH g1 can
be corrosive, presenting a rate of 0.39 mm/year for carbon steel.
The literature also reports the inﬂuence of sulfur compounds in
naphthenic corrosion. When high H2S concentrations are present
in crude oils (S > 1.5 wt%), the naphthenic corrosion is inhibited
by the formation of a thin protective layer from the reaction
between iron and H2S [1,2]. In this case, both crude oils have
S < 1.5 wt%; therefore, the naphthenic acids are directly responsi-
ble for the corrosion phenomenon.
ESI()-FT-ICR MS data, Figs. 1–3, show that DBE versus CN plots
are similar for crude oils G and J, Fig. 2, being expected, therefore,
that both are corrosive, however, presenting different naphthenic
corrosion rates. With the aim of predicting and evaluating the
effect of naphthenic corrosion of crude oils G and J on AISI 316 steel
surface, optical microscopy, AFM, and Raman spectroscopy mea-
surements were performed.
3.2. Optical microscopy
Fig. 4 shows light microscopy images on the AISI 316 steel sam-
ple surfaces before (blank) and after exposure to crude oils G and J
as a function of time: 0 (blank), 7, 14, 21, 28, and 36 days. An irreg-
ular surface is evidenced on the AISI 316 steel before exposure to
crude oils. This is attributed to its pretreatment with serial wet
sanding using 400, 600, and 1200 grit sandpaper. For crude oil G,
unchanging light microscopy images are observed over time. The
naphthenic corrosion is only evidenced on AISI 316 steel surface
from 21 days of exposure to sample J, being indicated by a black
arrow (Fig. 4). Despite the optical microscopy be widely applied
in corrosion analyses, your micrometer scale hampers the visuali-
zation of initial corrosion stages.
3.3. AFM analyses
The AFM technique can offer the possibility of evaluating cor-
rosion stages on AISI 316 steel surfaces at nanoscale; therefore,
this technique can accomplish more precise identiﬁcation of the
corrosion process. Fig. 5 shows AFM measurements on the AISI
316 steel surface before (blank) and after exposure to samples G
and J in different periods of time (0, 7, 14, 21, 28, and 36 days).
Columns A1–6 and D19–24 correspond to 3D topographic images,
in which high resolution of AFM (geometric area of 25 lm2)
makes it possible to note ﬁssures attributed to the pretreatment
performed on the steel surface. Columns B7–12 and E25–30 corre-
spond to cross-section graphics along the topographic line where
SK values are shown. Finally, columns C13–18 and F31–36 are phase
images.
Topographic images, columns A1–6 and D19–24, for samples G
and J, are strongly altered from 21 days for sample G (column A4)
and 14 days for sample J (column D21), thus evidencing the corro-
sion process. For AISI 316 steel samples with exposure to crude oil
J, the cross-section graphic indicates the formation of peaks below
zero from 14 to 36 days of exposure, Fig. 5 (columns E27–30). SK val-
ues also changed from 1.07 (blank, column E25) to 0.06 (36 days,
column E30).
Similar to topographic images for samples G and J (column A4
and D21), phase images (columns C16 and F33) were acquired simul-
taneously and also indicate changes in the mechanical properties,
being attributed to decomposition of the steel samples (Fig. 5, col-
umns C16 and F33).
For AISI 316 steel exposure to crude oil G, SK values changed
from 0.06 (blank, column B7) to 1.25 and 0.42 (28 and 36 days,
columns B11 and B12), being the initial corrosion stage deter-
mined at 21 days. As opposed to AFM, unchanging light micros-
copy images were observed, Fig. 4. Therefore, these results
showed that the AFM is a powerful tool to predict the real stage
of corrosion.
Romão et al. [13] also evidenced naphthenic acid corrosion after
15 days of exposure to the crude oil with TAN = 4.73 mg KOH g1
on AISI 1020 steel surface. AFM detected a topographic proﬁle pro-
foundly more altered when compared to AISI 316 steel. Similar to
this work, they also found naphthenic corrosion in samples with
low TAN value (0.44 mg KOH g1).
Fig. 6. Raman spectra of the AISI 316 steel samples before (blank) and after exposure to crude oil samples G and J as a function of time (14, 21, 28, and 36 days).
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3.4. Raman spectroscopy
Fig. 6 shows Raman spectra of the AISI 316 steel samples before
(blank) and after exposure to crude oil samples G and J as a func-
tion of time (0, 14, 21, 28, and 36 days). Similar to AFM data, three
corrosion products are identiﬁed from 14 and 21 days of exposure
to crude oils J and G: (i) 243, 299, 385, and 479 bands are assigned
to goethite (a-Fe(OOH)); (ii) bands in region from 200 to 690 cm1
are assigned to magnetite (Fe3O4); and (iii) 1326 cm1 is assigned
to hematite (Fe2O3) [10,39,40]. a-Fe(OOH), Fe3O4, and Fe2O3 forma-
tions in a corrosive environment can be given by the Eqs. (6)–(8).
4Feþ 3O2 þ 2H2O! 4FeOOH ð6Þ
8FeOOHþ Fe! 3Fe3O4 þ 4H2O ð7Þ
2FeOOH! Fe2O3 þH2O ð8Þ
The presence of iron, oxygen, and water (in low concentration)
is responsible for a-Fe(OOH) production, Eq. (6). Additionally, H2S,
RSH, and RCOOH species can also contribute to a-Fe(OOH) forma-
tion. Fe3O4 and Fe2O3 are more abundant corrosion species being
produced by reactions between iron and a-Fe(OOH) and by dehy-
dration of a-FeOOH, respectively (Eqs. (7) and (8)) [11].
4. Conclusion
Herein, the corrosion naphthenic process was evidenced on an
AISI 316 steel surface immersed in two crude oil samples (G and
J) with distinct TAN values (0.33 and 3.10 mg KOH g1) by AFM
and Raman spectroscopy. The evaluation of naphthenic corrosion
was performed by AFM measurements, and the early corrosion
stage was determined through topographic and phase images from
21 days for crude oil G and 14 days for sample J. Raman spectra
also corroborated AFM data, where three corrosion products were
identiﬁed: goethite (a-Fe(OOH); magnetite (Fe3O4); and hematite
(Fe2O3). The correlation between naphthenic corrosion and TAN
values was evaluated from ESI()-FT-ICR MS data that showed a
wider range of DBE distribution (from 1 to 17) and a higher naph-
thenic acid species concentration (in which stearic acid was used
as internal standard) for the crude oil with higher corrosion power.
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